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D   Densidad 
Rt   Resistividad  
Depth Log   Profundidad del registro 
ФNcc   Porosidad del Neutrón corregido. 
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Фcore   Porosidad del core 
Rw   Resistividad del agua de formación. 
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%GL   Porcentaje de glauconita  
Vsh   Volumen de Arcilla. 
Rtcc   Resistividad corregida.  
a   Exponente de Tortuosidad). 
n   Exponente de Saturación. 
m   Factor de cementación. 
BOPD   Barriles de Petróleo Por Día. 
BVW   Volumen de Agua Aparente. 
BWPD   Barriles de Agua Por Día. 
CNL   Compensated Neutron Log. 
GR   Gamma Ray. 
K   Permeabilidad. 
MD   Profundidad Medida. 
Mudlog  Registro de control de perforación. 
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Vgl   Volumen de glauconita.  
PHINcI   Porosidad Neutrón corregida. 





PHIE   Porosidad Efectiva. 
PHIT Porosidad total con matriz variable por efecto de glauconita. 
SwA   Saturación de Agua. 
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TVD   Profundidad Vertical Verdadera.  
TVDSS  Profundidad Vertical Verdadera bajo el Nivel del Mar. 
G   Glauconita  
ff   Fragmento de fósil  
Fd    Cemento dolomita ferrosa 
Fc    Cemento calcita ferrosa 
Sd Siderita  
po   Porosidad  
pf    Alteración de plagioclasas  
Kf    Feldespato potásico  
Qz    Cuarzo  
KA   Kaolinita  
op   Partículas orgánicas   
mi   Moscovita  
pq    Policristalinos y monocristalinos de cuarzo  
SP    Potencial Espontaneo 
Sw   Saturación de Agua  
Rw   Resistividad del agua de formación  
Sh   Saturación de Petróleo 
K   Permeabilidad 
GG   Gradiente Geotermal 
GRcln   Gama Ray Mínimo 
GRsh   Gama Ray Máximo 
Φsh   Porosidad de arcilla 
ΦNcc   Porosidad de Neutrón Corregido 
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La disminución de reservas ha dado lugar para que se realicen nuevas investigaciones en otros tipos 
de reservorios, en este caso se desarrollará el estudio en la Arenisca “T” superior de los campos 
Mariann Norte y Mariann 4A, para determinar si existen o no reservas en estos campos, y así, con 
ayuda de este estudio poder aumentar las reservas de los mismos.  
El presente trabajo tiene como objetivos principales diseñar un modelo geológico, analizar las 
características petrofísicas y posteriormente realizar  el cálculo de reservas de la zona, lo cual 
permitirá establecer el comportamiento de la Arena, su ambiente de depositación y sus estructuras.  
En estos campos existe gran cantidad de glauconita por lo que se cree que afecta a los datos de los 
registros de pozos en las curvas de Gama Ray (GR), Resistividad (Rt) y Neutrón. Mediante un 
análisis petrofísico se determinará si la glauconita afecta o no a dichos registros. 
Para este estudio se utilizarán softwares como: GeoGraphix, en el cual se realizarán las 
correlaciones estratigráficas y estructurales de los pozos, además de la petrofísica, y Petrel se 
utilizará para generar el modelo geológico, petrofísico y el cálculo de reservas de los campos. 
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SUMMARY 
 
The decrease of reserves has led to new research in different types of wells. In this case a study will 
be completed in the superior “T” sandstone of North Mariann and Mariann 4A camps in order to 
determine whether or not there are reserves in these camps and to increase them.  
The main objectives of this work are to design a geological model, to analyze the petrophysical 
characteristics and to calculate the reserves of the area, which will allow us to establish the 
behavior of the sand, its environment of deposition and its structures.  
In these camps one can find great quantities of glauconite that we believe influences the well 
register regarding the Gamma Ray curves (GR), Resistivity (Rt) and Neutron. Through a 
petrophysical analysis we will determine whether or not glauconite influences these registers. 
For this study we will use softwares like GeoGraphix, which will allow us to establish stratigraphic 
and structural correlations of wells, as well as petrophysics, and Petrel that will be used to generate 
a geological and petrophysical model, and to calculate the reserves of the camps. 
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La importancia del petróleo en la economía nacional, como fuente generadora de los ingresos que 
financian en gran medida el Presupuesto General del Estado y como materia prima de una industria 
que requiere de elevadas inversiones para su desarrollo, ha inducido a diferentes profesionales e 
instituciones técnicas a realizar estudios sobre la magnitud de las reservas hidrocarburíferas en el 
país y a proponer alternativas de producción en corto, mediano y largo plazo. 
 
La compañía Andes Petroleum ha basado sus estudios en el desarrollo de nuevas alternativas para 
la recuperación de reservas y el incremento de producción en yacimientos de tipo no convencional, 
esto es una necesidad creciente que requiere ser resuelta mediante una descripción y cuantificación 
más detallada y precisa de los yacimientos de este tipo. La integración de las disciplinas de las 
geociencias, la ingeniería de petróleo y el uso de procesos estadísticos han hecho de la 
caracterización de yacimientos la herramienta más importante en el proceso de estimación y 
cuantificación de hidrocarburos, es decir evaluar si un yacimiento resulta o no económicamente 
explotable y bajo qué condiciones debe hacerse. 
Por tanto el presente proyecto se enfoca en realizar un Modelo Geológico de un reservorio no 
convencional como es la Arenisca “T” superior en el Bloque Tarapoa, con la finalidad de 
determinar otra alternativa de producción, que si bien no sea definitiva permita a la empresa tener 
una base para que con mayor tiempo, recursos y experiencia mejore su estudio y sus resultados 
sean favorables.  
Uno de los motivos que incito a la compañía a realizar estos estudios se debe a que las reservas de 
algunos pozos han ido disminuyendo paulatinamente, lo que ha provocado que se tomen medidas 
de recuperación y exploración en nuevos campos o reservorios, para así obtener potenciales 
reservorios que aumenten la productividad. 
El reservorio de la Arenisca “T” Superior en el Bloque Tarapoa, hace pocos años, no era 
considerado como un buen reservorio de producción, ya que los resultados obtenidos en los 
estudios petrofísicos, no fueron de gran ayuda para su interpretación. Sin embargo un estudio más 
detallado en los pozos, reveló que si tenía potencial para la producción de Hidrocarburos, debido a 
que se pudo observar la presencia de gas y muestras de petróleo en MudLogs. Tomando en cuenta 
estos estudios más detallados, la empresa decidió abrir esta zona dando como resultado petróleo de 
alto grado API y bajo corte de agua.  
La presencia de glauconita en estos pozos es muy evidente y se cree que puede influir en la toma de 
datos de los registros de pozos en las curvas de densidad, neutrón  y resistividad, el análisis 





Este Modelo Geológico ayudará a determinar cómo se encuentra ubicada la arenisca “T” superior a 
lo largo del campo, establecer posibles trampas petrolíferas, conocer sus características petrofísicas, 
y posteriormente realizar un cálculo de reservas, para determinar si esta arenisca puede ser o no 
productiva.  
Para tal efecto se realizará un análisis de su ambiente de depositación por medio de correlaciones 
entre 14 pozos que conforman el Campo Mariann Norte y Mariann 4A, además de la 
caracterización petrofísica de la zona, será utilizado el núcleo extraído del pozo Mariann Norte 1 y 
como referencia se tomarán los núcleo de los pozos Mariann 9 y San Jose 1. Estas correlaciones 
serán realizadas por medio del programa Geographix. Teniendo bien definidos topes y bases de la 
formación, y conociendo la petrofísica de la zona se procede a diseñar en el programa Petrel los 
diferentes mapas que permitirán tener una idea general de la distribución de las arenas, y con los 
datos obtenidos en el mismo software se realizará el modelamiento geológico y cálculo de reservas, 





1. PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA 
1.1 ENUNCIADO DEL TEMA 
 
Modelo Geológico, caracterización petrofísica y cálculo de Reservas en la Arenisca “T” Superior 
del Campo Mariann 4A y Mariann Norte en el Bloque Tarapoa.  
1.2 DESCRIPCION DEL PROBLEMA 
 
La producción de los campos en la cuenca oriente del Ecuador con el transcurso del tiempo han 
sufrido una disminución de sus reservas, debido a la sobre explotación de los mismos, motivo por 
el cual es necesario realizar estudios en yacimientos no convencionales los cuales podrían llegar a 
ser una nueva fuente de hidrocarburo.  
En el campo Mariann 4A y Mariann Norte, el mayor potencial en reservas está ubicado en la 
arenisca U. En la actualidad la productividad de este campo ha ido disminuyendo, por lo que es 
necesario realizar nuevas investigaciones para nuevos reservorios.  
El estudio de estos tipos de reservorios no convencionales al ser evaluados y sus resultados 
positivos, podrían llegar a aumentar las reservas hidrocarburíferas de un campo dando lugar al 
crecimiento económico de la empresa.  
Al ser no convencionales estos reservorios se carece de mucha información y se necesita realizar 
estudios a detalle. En este trabajo se analizará las propiedades físicas en la Arenisca “T” Superior, 
la forma de depositación de esta arena determinando así su ambiente de depositación. Se realizarán 
análisis estructurales obteniendo la mayor información posible, para determinar el modelo 
geológico de estos dos campos.  
Por lo expuesto anteriormente se ha planteado la siguiente pregunta: ¿En base a las propiedades 
físicas de la  Arenisca “T” superior en el campo Mariann 4A y Mariann Norte, existe la posibilidad 
de determinar un modelo geológico y las posibles reservas en estos campos? 
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1.3 OBJETIVOS  
1.3.1 OBJETIVO GENERAL  
 
 Elaborar un Modelo Geológico, realizar la caracterización petrofísica y calcular las 
Reservas de la Arenisca “T” Superior del Campo Mariann 4A y Mariann Norte en el 
Bloque Tarapoa.  
1.3.2 OBJETIVOS ESPECIFICOS  
 
 Analizar la información bibliográfica actualizada del campo Mariann 4A y Mariann Norte  
 Identificar los topes y bases de la arenisca “T” superior en base a los pozos perforados.  
 Realizar las correlaciones litológicas y estructurales de los diferentes pozos dentro del 
campo. 
 Identificar y determinar ambientes de depositación. 
 Analizar los datos petrofísicos y determinar la influencia de la glauconita en las curvas de 
densidad, neutrón y resistividad.  
 Diseñar mapas temáticos para la generación del modelo geológico. 
 Estimar las reservas recuperables de petróleo. 
 Presentar los resultados obtenidos a la empresa Andes Petroleum Ecuador Ltd. 
1.4 JUSTIFICACION  
 
Ecuador  tiene como factor muy importante para su desarrollo económico la producción de 
hidrocarburo, en los últimos tiempos algunos campos han ido disminuyendo su producción por lo 
que es necesaria la realización de nuevas investigaciones para elevar la producción de los mismos.  
La presente investigación ayudará a conocer si el reservorio no convencional de la arenisca “T” 
superior como objeto de estudio, tendrá las características necesarias para ser un buen reservorio y 
ampliar las reservas del campo Mariann con los campos Mariann 4A y Mariann Norte.  
El modelo geológico a realizar pretende determinar la distribución de las arenas, las estructuras 
existentes en estos campos y las características petrofísicas de la zona, para realizar el cálculo de 
reservas, lo que determinará si el proyecto es factible económicamente para la empresa y 




2. MARCO TEORICO 
2.1. MARCO DE REFERENCIA  
2.1.1. MARCO GEOLOGICO REGIONAL 
2.1.1.1.  MARCO GEOLOGICO REGIONAL DE LA CUENCA ORIENTE  
 
La Cuenca Oriente Ecuatoriana forma parte de la cuenca de tras-arco, desarrollada entre el Cratón 
Guyanés al Este y el Cinturón Andino al Oeste, comprende parte de la gran cuenca de Putumayo-
Oriente-Marañón. (Fig. 1) 
 
 
Figura. 1.- Ubicación de la Cuenca Oriente. 
Fuente.- Andes Petroleum Ecuador 
 
 
La geodinámica de los Andes centrales y septentrionales está directamente ligada a la subducción 
de la Placa Oceánica Nazca por debajo del continente sudamericano.  
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Geomorfológicamente consiste de una típica planicie aluvial de esparcimiento, con un relieve plano 
a ondulado resultante de agentes denudativos bajo un régimen climático agresivo. Esta planicie 
rellenada por sedimentos de diferente granulometría provenientes de la cordillera andina a 
subandina, los cuales fueron acarreados por los sistemas hídricos del río Napo. (Biosfera, Estudio 
de Impacto Ambiental, 2012) 
 
Está caracterizada por relieves relativamente importantes en relación con otras cuencas de ante-país 
andinas. Entre los relieves subandinos se encuentra el Levantamiento Napo, al NO, y la Cordillera 
del Cutucú, al SO. El mega-cono aluvial del Pastaza se desarrolla actualmente hacia la cuenca 
Marañón del Perú. (Figura 2). (Baby P. et al, 1999) 
 
 
Figura.2.- Mapa morfo-estructural de la Cuenca Oriente. 
Fuente.- Baby P. et al, 1999 
 
La Cuenca Oriente está constituida por secuencias sedimentarias y volcánicas que van desde el 





Baby,1999). Se prolonga al Norte hacia Colombia, donde es llamada Cuenca Putumayo y al Sur 
hacia Perú denominada Cuenca Marañón. 
 
Estratigráficamente en la Cuenca Oriente se encuentran las formaciones paleozoicas: Pumbuiza y 
Macuma; mesozoicas: Santiago, Sacha, Chapiza, Hollín, Napo y Tena; terciarias: Tiyuyacu, 
Orteguaza, Chalcana, Arajuno, Curaray y Chambira; y la cuaternaria: Mesa; las que han sido 
depositadas durante una sucesión de ciclos sedimentarios, separados por periodos erosivos.  
Según los estudios realizados por Rivadeneira y Baby, 2004, dividen a la Cuenca oriente en tres 
dominios en base a sus propiedades geométricas y cinemáticas de los mismos, estos dominios son:  
 
 Dominio Occidental o Sistema Subandino  
 Dominio Central o Corredor Sacha-Shushufindi  
  Dominio Oriental o Sistema Capirón-Tiputini  
2.1.1.1.1.  Dominios estructurales 
 Dominio Occidental: Sistema Subandino  
 
Este dominio es la parte aflorante de la Cuenca oriente, de Norte a Sur presenta 3 estructuras 
morfológicas muy importantes, que son:  
  
 Levantamiento Napo.- Corresponde a un inmenso domo alargado con orientación 
NNE-SSO, limitado al Este y al Oeste por fallas transpresivas. 
 
 Depresión Pastaza.- Corresponde a la zona de transición entre el Levantamiento 
Napo y el Levantamiento Cutucú, donde afloran esencialmente sedimentos 
neógenos y cuaternarios. El levantamiento Napo se amortigua y desaparece 
probablemente debajo de los corrimientos de la Cordillera Oriental (Baby et al., 
2004). 
 
 Cordillera de Cutucú..- Esta se caracteriza por el cambo de orientación de las 
estructuras de NS a NNO-SSE, y la aparición de formaciones triásicas y jurásicas 
(Fms. Santiago y Chapiza) y en menor proporción formaciones paleozoicas (Fms. 





 Dominio Central: Corredor Sacha – Shushufindi 
 
Abarca los campos petrolíferos más importantes del Ecuador. Fue definido gracias a la 
construcción de secciones estructurales regionales y a la interpretación de numerosas secciones 
sísmicas. Está deformado por mega fallas orientadas en dirección NNE-SSW, que se verticalizan 
en profundidad y pueden evolucionar a estructuras en flor hacia la superficie. (Baby, et al.,2004). 
 Dominio Oriental: Sistema Invertido Capirón Tiputini  
 
Se trata de un dominio muy parecido al Corredor Sacha-Shushufindi aunque con menos estructuras. 
Las estructuras y campos petrolíferos más importantes se encuentran en el borde oriental 
(estructuras Tiputini, Tambococha, Ishpingo), en el borde occidental (estructuras Cuyabeno-
Sansahuari, Capirón), y también en la parte central (estructura Pañacocha, Yuturi, Amo). El estilo 
de la deformación (estructuras oblicuas en échelon, fallas verticales en superficie y lístricas en 
profundidad) expresa, como en el Corredor Sacha-Shushufindi, un régimen en transgresión (Baby, 




2.1.1.2. MARCO LITOESTRATIGRAFÍCO DE LA CUENCA ORIENTE  
 
La Cuenca Oriente del Ecuador presenta una columna sedimentaria fanerozoica, en profundidad 
existe un basamento de rocas cristalinas 
Figura. 3: Corte O – E de la Cuenca Oriente. Dominios Estructurales 





pre-cámbricas del Escudo Guayanés, sobre el cual se depositaron los sedimentos del Paleozoico y 
Mesozoico Inferior de la plataforma epicontinental (Fms Pumbuiza, Macuma y Santiago, 
actualmente expuestas sólo en la zona subandina). Durante varias transgresiones marinas cretácicas 
se depositaron finas capas de sedimentos marinos (Fms Hollín, Napo y Tena), sobre una amplia 
cuenca de antepaís. Está constituida por secuencias sedimentarias y volcánicas que van desde el 
Paleozoico hasta el Cuaternario, que descansan sobre un substrato Precámbrico.  
 Substrato Precámbrico (Basamento metamórfico) 
 
Constituido por rocas ígneas y metamórficas, que son las más antiguas. No existen afloramientos, 
pero han sido alcanzadas por algunos pozos (Parahuacu-1, Atacapi-1, Shushufindi-1 Yuturi-1) 
(Rivadeneira,1999). En pozos como Tiputini Minas, se han encontrado esquistos, que están 
directamente cubiertos por la Fm Hollín (Baldock, 1982). 
 PALEOZOICO 
 Formación Pumbuiza (Silúrico - Devónico) 
 
Constituida por pizarras grises y negras, en algunos lugares grafíticos y cuarzo arenitas de grano 
fino. Forman el núcleo de un borde anticlinal fallado en el levantamiento Cutucú, representan las 
rocas más antiguas en la región. Está discordantemente sobrepuesta por calizas carboníferas de la 
Fm Macuma. El ambiente de depositación es marino (Baldock, 1982). 
 Formación Macuma (Carbonífero Superior) 
 
Aflora también en la zona Subandina y comprende una potente secuencia, de 1.500 m de espesor, 
de calizas bioclásticas con intercalaciones de arcillas pizarrosas, margas y areniscas finas. Está 
suprayacente a las capas rojas de la Fm Chapiza, que sugiere que la Fm Santiago se acuñe y 
desaparezca en el área del Cerro Macuma. (Baldock, 1982). 
 MESOZOICO 
 Formación Santiago (Jurásico Inferior) 
 
Aflora únicamente en la Cordillera de Cutucú, está constituida por sedimentos marinos ricos en 
materia orgánica y volcano-sedimentos, hacia la parte superior. En el Norte, está presente 





ambiente continental (Rivadeneira & Sánchez, 1989), compuesta por limolitas, arcillolitas, y 
esporádicamente calizas y dolomitas de variados colores. Este ciclo es sin-tectónico y registra la 
apertura de un "Rift" (Christophoul, 1999), evidenciada por un volcanismo toleítico continental. 
(Romeuf et al., 1997). 
 Formación Chapiza (Jurásico Medio - Jurásico Superior) 
 
Es una serie potente de capas rojas continentales que descansa sobre la Fm Santiago al Sur, y ésta 
yace en discordancia sobre la Fm Hollín. En otros afloramientos, puede descansar sobre el 
Paleozoico. 
Tschopp ( 1953) introduce tres divisiones: Chapiza Inferior, Chapiza Medio y Chapiza Superior. 
 
Chapiza Inferior.- Esta formada por lutitas café rojizas, areniscas rosáceas a grises de grano fino y 
conglomerado, asociado con concreciones de dolomita, intercaladas con capas finas de anhidrita y 
yeso. 
Chapiza Medio.- Posee una litología similar a la del Miembro Inferior pero carece de evaporitas. 
Su potencia máxima es de 1000 metros. 
Chapiza Superior.- Comprende lutitas, areniscas y conglomerados de color rojo, tobas de color 
gris, verde y violeta, areniscas tobáceas, brechas y basaltos. 
 Formación Misahualli (Jurásico superior). 
 
Constituida de acumulaciones volcánicas masivas y gruesas (1000 a 3000 m de espesor), que 
forman parte del potente arco magmático que corre desde el norte de Perú hasta el norte de 
Colombia. Está asociada a la actividad magmática tectónica Jurasica, como lo demuestrá los 
intrusitos de los Batolitos de Abitagua, Azafrán, Rosa Florida (Aspend y Litherland, 1991; Eguez y 
Aspden, 1993). 
 CRETÁCICO 
 Formación Hollín (Cretácico Inferior: Aptiense - Albiense). 
 
Secuencia de cuarzoarenitas, de grano grueso y muy porosas, epicontinentales,superpuestas a varias 
rocas preaptienses 
La Formación tiene un espesor de 80 a 240 m e incluye lutitas fracturadas. La sedimentación tuvo 





Las areniscas de la Fm afloran extensamente en la zona Subandina, estando ampliamente expuestas 
en algunas zonas del levantamiento Napo, y forman un importante reservorio. Estas areniscas  
descansan en discordancia sobre la Fm Chapiza o la Fm Santiago (Oeste de Cutucú). (Bristow y 
Hoffstetter, 1977; Jaillard, 1997). 
 Formación Napo (Cretácico Inferior – Cretácico Superior: Albiense – 
Campaniense). 
 
Esta formación es quizás la secuencia más importante en el Oriente Ecuatoriano, consiste de lutitas 
negras, calizas grises a negras y areniscas calcáreas. La formación varía de espesor, 
de menos de 200 m a más de 700 m, y sobreyace concordante a la Fm Hollín.  
Jaillard (1997), propone llamar GRUPO NAPO a las cuatro formaciones que corresponden a 
secuencias marinas de aguas poco profundas: 
Napo Basal 
 
Tiene un espesor promedio de 60 m. Constituye una megasecuencia transgresiva y regresiva 
caracterizada por dos máximos de transgresión mayores en las lutitas Napo Basal. (Jaillard, 1995). 
Arenisca Basal (Albiano temprano a Albiano medio).- Areniscas glauconíticas, 
intercaladas con lutitas y calizas.  
 
Caliza C.- Calizas gruesas intercaladas con lutitas a la base. 
Dataciones bioestratigráficas dan edades entre Albiano medio en su parte basal a Albiano tardío al 
tope de la unidad. Son depósitos de ambiente transgresivo. 
 
Lutita Napo Basal (Albiano medio - Albiano tardío).-Secuencia monótona de lutitas 
negras no calcáreas. Tienen un contacto basal muy diacrónico, la parte superior es una transgresión 
mayor (Jaillard, 1997). 
 
Caliza T (Albiano superior).- Son calizas fosilíferas intercaladas con niveles margosos 
glauconíticos y con una capa de lutitas negras de ambiente anóxico en su base. (Jaillard, 1997). 
 
Arenisca “T” (Albiano superior).-  
 






Arenisca “T” Basal.- Es una alternativa de margas y calizas arenosas, 
glauconíticas, fosilíferas y bioturbadas (Jaillard et al., 1997). Lutitas marinas y areniscas 
glauconíticas dominan la parte central y oeste de la cuenca, mientras que en la parte este 
son principalmente bancos de arenas. En la parte oeste es una depositación en plataforma 
marina de baja energía mientras que al este son principalmente ambientes de planicie 
costera y playa.  
 
Arenisca “T” Media.- Areniscas de grano fino a medio localmente se encuentran 
también areniscas de grano grueso a conglomeráticas de canales de marea, valles incisos y 
canales fluviales.  
  
Arenisca “T” Superior.- Bancos de arenas glauconíticas intercaladas con lutitas 
de ambientes de plataforma marino abierto, estuario, canales de marea y bancos marinos 
glauconíticas, (White & Barragán, 1997).  
Napo Inferior 
 
Caliza B (Albiano tardío).- Intercalación de lutitas negras, calizas margosas de medio 
anóxico con nódulos de pirita y caliza. (Jaillard, 1997). 
 
Lutita U (Cenomaniano temprano).- Secuencia de lutitas masivas negras.(Jaillard, 1997), 
depósitos de ambiente de plataforma.  
 
Areniscas U (Cenomaniano medio).- Es una secuencia de areniscas glauconíticas de 
grano medio con una escasa matriz arcillosa. Pasan lateralmente hacia el oeste a una secuencia 
mayormente calcárea. 
 




Caliza A (Turoniano inferior tardío - Turoniano medio).- Esta formada por una delgada 
secuencia basal carbonatada, una secuencia media de calizas laminadas con chert y una secuencia 
superior de margas y calizas claras. Separadas de las Areniscas U por un hiato (Jaillard, 1997). Son 





Arenisca M-2 (Turoniano tardío).- Es una secuencia formada por una intercalación de 
areniscas finas con cuarzo y glauconita gris, y lutitas marrón al este de la cuenca, y pasa hacia el 
oeste a margas arenosas glauconíticas, sobreyace a la caliza “A”, corresponden a depósitos de baja 
plataforma carbonatada abierta somera de baja energía. (Jaillard, 1997). 
 
Caliza M-2 (Turoniano tardío).- Calizas fosilíferas interestratificadas con lutitas (White 
et al., 1995) la parte superior está constituida de calizas margosas fosilíferas bioturbadas, y el tope 
está marcado por una superficie ferruginosa irregular de erosión (Jaillard, 1997).  
Napo Superior 
  
Caliza M-1.- Es una secuencia de margas y calizas delgadas en la base, sobreyacidas por 
un potente estrato de calizas masivas. 
 
Lutita M-1.- Secuencia formada por lutitas grises obscuras físiles, calcáreas, intercaladas 
con limolitas verdosas con cuarzo y glauconita. (Berrones, 1994). 
 
Arenisca M-1 Superior.- (Campaniano temprano y Campaniano medio) (Raynaud et 
al., 1993).- En general se cree que NAPO se depositó en una plataforma marina estable en la cual 
los niveles de lutitas, arcillolitas y calizas representan períodos transgresivos y las areniscas 
corresponden a episodios regresivos. Según Raynaud et al. (1993) son divididas en dos miembros, 
ambas tienen un contacto basal erosivo:  
 
Arenisca “M-1” Inferior (Campaniano Inferior a Medio).- Son areniscas masivas, 
gruesas, frecuentemente microconglomeráticas a la base (Rivadeneira M. et al, 1995). Presentan 
una depositación  fluvial y canales de marea en un ambiente estuarino (Rivadeneira M. et al, 
1995). 
 
Arenisca “M-1” Superior (Campaniano Inferior a Medio).-  
Compuesta por areniscas a veces glauconíticas con intercalaciones de lutitas, sobreyacidas por 
sedimentos pantanosos, los cuales formaron capas de carbón. Tiene un ambiente de depósito 
estuarino (Moslow, 2002). 
 Formación Tena (Maastrichtiano Inferior - Paleoceno).  
 






Tena Inferior.- Consiste de limolitas y areniscas rojas continental de grano fino, que 
descansan sobre las areniscas y limolitas “Tena Basal”. Depositados en un delta de marea. (Baby et 
al., 1998) 
 
Tena Superior.- Consiste en limolitas y areniscas de grano más grueso que el miembro 
inferior. Ambiente de depositación continental de abanico aluvial distal.  
 
Entre los miembros Tena Inferior y Tena Superior, existe la presencia de un hiato sedimentario 


















 CENOZOICO  
 Formación Tiyuyacu (Paleoceno Superior a Eoceno Inferior). 
 
Consta de dos miembros, superior e inferior, (Rivadeneira y Baby, 1999) 
 
Tiyuyacu Inferior.- Presenta conglomerados, areniscas y arcillolitas que descansan en 
discordancia fuertemente erosiva sobre Tena (Marocco et al., 1997; Valdez et al., 1997). Las 
arcillolitas son por lo general abigarradas, rojo-verde en la parte inferior y rojo-café-azul-
Figura. 4.- Formaciones, miembros del Cretácico de la Cuenca Oriente 





amarillento en la parte superior. Ambiente sedimentario de tipo fluvial y corresponde a ríos 
proximales intermitentes o con larga estación seca (Marocco R. et al., 1997). 
 
Tiyuyacu Superior.- Muestra una base erosiva, la misma que generalmente fue rellenada 
por areniscas o conglomerados. Al igual que Tiyuyacu Inferior, está compuesta por 
conglomerados de cuarzo lechoso, translúcido y muy poco chert, en la base y arcillas y 
areniscas en el tope. (Baby et al., 1998). 
 Formación Orteguaza (Oligoceno Inferior). 
 
Constituida de una serie marina somera compuesta por areniscas grises y verduscas, y lutitas gris 
verdosa a negras. 
El contacto Tiyuyacu Superior - Orteguaza corresponde a un fuerte reflector que marca el paso de 
ambiente continental a marino. (Rivadeneira y Baby, 1999) 
 Formación Chalcana (Oligoceno Inferior a Mioceno). 
 
Constituida por arcillolitas rojas con pocas intercalaciones de areniscas conglomeráticas. 
Su parte basal corresponde al equivalente lateral en facies continentales de la Formación 
Orteguaza. (Rivadeneira y Baby, 1999) 
 MIO – PLIOCENO Y CUATERNARIO 
 
Las formaciones Neógenas y Cuaternarias corresponden al relleno sedimentario de la Cuenca.  
 Formación Arajuno (Mioceno Superior) 
 
Constan de arena y areniscas de grano grueso hasta fino, de color pardo. Se presentan algunos 
conglomerados e intercalaciones discontinuas de arcilla abigarrada. Descansa en contacto 
discordante  con la Formación Chalcana. 
 Formación Chambira (Mioceno Superior a Plioceno)  
 
Formada por conglomerados con clastos de cuarzo lechoso y principalmente cherts y matriz arcillo 
arenosa. Corresponde a un abanico de  piedemonte, depositados por erosión de la Cordillera. (Baby 





 Formación Mesa y Mera (Pleistoceno) 
 
Constituidas por depósitos gruesos de material volcánico (clastos y matriz arenosa conglomerática) 
y en menor proporción de clastos de granito o de rocas metamórficas. Hacia el este los sedimentos 
de la Fm Mera disminuyen en espesor, tamaño de grano y altitud. Ambiente de depositación 
continental.(Baby et al., 1997).  
 
  
Figura. 5: Columa tectóno-estratigráfica de la Cuenca Oriente 





2.1.1.3. MARCO ESTRUCTURAL Y TECTÓNICO  
 
La Cuenca Oriente se estructura como resultado de esfuerzos transpresivos presentes a partir 
del Cretácico, los que provocan la emersión de la Cordillera Real y la formación de la cuenca 
de trasarco. (Baldock et al., 1982; Dashwood and Abbotts, 1990).  
El Pre-Cretácico se desarrolla al sur de la Cuenca, y se caracteriza por una cuña sedimentaria 
paleozoica hacia el este, y por semigrabens de edad triásica – jurasica erosionados. Se 
evidencia tectónica extensiva en el Corredor Sacha Shushufindi (Cristophoul et al., 1999.). 
En el triásico – jurasico se produjeron dos ciclos sedimentarios, el primero sin tectónica y 
registra la apertura de un rift en dirección NNE-SSW, esto se evidencia por el vulcanismo de 
tipo toleitico de la Formacion Santiago.  
La deformación y estructuración de la mayoría de los campos petroleros resultan de la 
inversión tectónica de antiguas fallas normales ligadas a un sistema de rift de edad Triásico y/o 
Jurásico Inferior. Sin embargo, existe una etapa de deformación de importancia petrolífera 
fundamental, que se inicia en el Turoniano, con esfuerzos compresivos que marcan el inicio de 
la inversión tectónica del sistema extensivo. Con la inversión tectónica comienzan su desarrollo 
la mayoría de las estructuras petrolíferas de la Cuenca. 
2.1.2. MARCO GEOLÓGICO LOCAL 
2.1.2.1. GENERALIDADES BLOQUE TARAPOA  
 
Es uno de los bloque más antiguos del país, puesto en producción a partir de 1975, fue 
concesionado a las empresas Cepco, Cayman Oil Company, y Southern Union Production Co y 
actualmente el bloque es operado por la empresa china Andes Petroleum Ecuador Ltd.  
 
Geográficamente, el área de estudio, se encuentra ubicada en la provincia de Sucumbíos, cantón 
Cuyabeno, en las parroquias Aguas Negras y Tarapoa. Tiene un área de 362 km
2
, está localizado en 
la parte oriental de la cuenca Oriente  y se encuentra limitado:  
Norte: Campos Cuyabeno y Sansahuari  
Sur: Bloque 15 
Este: Reserva Cuyabeno 














El petróleo producido es de mediana calidad (22,5ºAPI)  
Los reservorios en el bloque Tarapoa están distribuidos en la formación  Tena Inferior y en la 
formación Napo en las areniscas M1, U y T, donde, M1 es el reservorio principal y U inferior el 
secundario. 
2.1.2.2. UBICACIÓN DE LOS POZOS  
 
Actualmente han descubierto 16 campos de los cuales 5 son el motivo de estudio en la empresa, 
estos son: Alice, Dorine, Fanny, Mariann, Mariann 4A.  
 
El estudio comprende de 20 pozos perforados que cruzan el Reservorio “T” Superior  en los 
Campos Mariann, Mariann 4A y Mariann Norte.  
Figura. 6: Ubicación del Bloque Tarapoa 




















Figura. 7: Mapa de ubicación de pozos 









Tabla 1.- Ubicación de los pozos en los campos 
 
 
Autor: Jenny Guanochanga 
Fuente: Andes Petroleum Ecuador) 
2.1.2.3. CAMPO MARIANN, MARIANN 4A Y MARIANN NORTE. 
2.1.2.3.1. Antecedentes 
 
El campo Mariann fue descubierto en el año de 1971 y comenzó su producción en 1978, hasta 
Mayo de 1982 produjo 1.6 millones de barriles de petróleo. El primer pozo perforado fue el 
Mariann 1, el cual dio una producción acumulada de 1.832.117 bbls de petróleo en 15 años. 
Estos resultados dieron paso a la realización de estudios más a detalle y pozos exploratorios con el 
fin de expandir las reservas de este campo.  
El primer pozo en el campo Marian 4A fue perforado en 1976, se lo llamo Mariann 4, mediante su 
perforación y su análisis determinaron que se encontraba saturado de petróleo por lo que decidieron 
realizar una nueva perforación con una mejor ubicación estructural, a este pozo se lo denomino 
Mariann 4A-1, este fue perforado en 1998, donde se encontró petróleo en los reservorios M1, 
Upper U, Middel U, Lower U, Upper T, Lower T, de la formación Napo.  
Por los resultados obtenidos de las perforaciones en los campos Mariann y Mariann 4A, decidieron 
realizar estudios al norte del bloque, perforando así el pozo Mariann Norte – 1, en el cual también 





 Ubicación  
 
Mariann: Ubicado al S – E del Bloque Tarapoa. (Ver figura.6) 
Mariann 4A: Ubicado al N – E del Bloque Tarapoa. (Ver figura.6) 
Marian Norte: Ubicado al N del Bloque Tarapoa. (Ver figura.6) 
 
 Geología  
 
Los campos Mariann 4A y Mariann Norte, constan de una serie de arcillas, limolitas, lutitas y 
calizas, intercaladas con areniscas marino marginales a continentales, estratigrafía de edad 
Cretácica correspondiente al flanco Este de la Cuenca Oriente. 
Se considera que las lutitas de la formación Napo son las rocas generadoras del petróleo cretáceo. 
Los principales reservorios son de edad cretácea como las arenas de la Formacion Napo y Hollin, 
las cuales fueron depositadas en un ambiente marino estable al oeste y el aporte de sedimentos 
desde el este. 
Figura. 8: Mapa de los Campos del Bloque Tarapoa 






Los reservorios del campo de los cuales se produce petróleo son las areniscas U, T y M-1. 
 Geología Estructural  
 
Estructuralmente los campos Mariann, Mariann 4A y Mariann Norte, ubicados en la parte oriental 
del bloque, se compone de anticlinales fallados de rumbo N - E  
Estos campos se encuentran alineados con los campos Cuyabeno-Sansahuari y el campo VHR y 
presentan en el lado Oeste una falla de tipo regional, que separa el campo de los otros.  
 
La falla Mariann es una falla de tipo inversa, aproximadamente en sentido NNO – SSE, 
acercándose al campo VHR su rumbo tiende a ser N-S, donde el bloque oriental es el levantado. 
Posee un desplazamiento de aproximadamente 130ft  al Norte del bloque, mientras que al sur 
presenta un desplazamiento de 350-360ft. (Tesis: Efecto de la glauconita en las propiedades 









Figura. 9: Lineamiento de los Campos Marian, Mariann 4A, Mariann Norte con 
los campos Cuyabeno-Sansahuari y el campo VHR 








La estratigrafía del sector se ha tomado de acuerdo a lo observado en las perforaciones de los pozos 
de estos campos.  
De manera general se tiene la siguiente litología en el Bloque Tarapoa.  
Tabla 2.- Columna Estratigráfica general para el Campo Mariann, Mariann 4A y Mariann 
Norte. 







COLOR GRIS CLARO, VERDOSO, 
FIRME A MODERADAMENTE FIRME, 















VARIOS COLORES, ASOCIADO CON 





CUARZOSO DE VARIOS COLORES, 







ARCILLOLITA: CHOCOLATE, CAFÉ 




ARENISCA: CUARZOSA, BLANCA, 
SUBSTRANSPARENTE, GRANO 




LIMOLITA: GRIS CLARA,GRIS, 
MENOR CAFÉ 







SUBTRANSLUCIDA, GRANO FINO A 
MEDIANO, SUBANGULAR 
 
LUTITA NAPO SUPERIOR 
GRIS OBSCURA, LAMINADA, 
SUBFISIL A FISIL, ASTILLOSA, 
QUEBRADIZA, NO CALCAREA 
Autor: Jenny Guanochanga 






 Reservorios  
 
Los principales reservorios de la zona forman parte de la formación Napo, que representa una serie 
de ciclos transgresivos y regresivos relacionados con oscilaciones del nivel del mar. Las fases 
transgresivas están representadas por lutitas y calizas y las fases regresivas por areniscas.  
Específicamente los reservorios de los cuales se produce petróleo son las areniscas.  












Reservorio Arenisca “U” 
 
Los pozos considerados en este reservorio se encuentran mencionados en la tabla 7. Es considerado 
como un buen reservorio y se divide en dos: 
Arenisca “U” superior 
Es de grano fino a medio, bien ordenada, friable, glauconítica, ocasionalmente arcillosa y calcárea. 
Ambiente de depósito marino. Sus valores elevados de agua impiden que su producción sea 
favorable. Existen cuerpos arenosos que van de 9 a 36 pies de espesor. 20°API.  








Autor: Jenny Guanochanga 
Fuente: Andes Petroleum Ecuador 
 
Características Valores Promedios 
Espesor de arena neta 9 pies – 36 pies 
Porosidad promedio 17.1% (13.2% - 17.9 %) 
Saturación de agua promedio 57.5% (40.7% - 80.7 %) 
Salinidad promedio 10.300 ppm de NaCl 
Crudo relativamente pesado 
18° y 23° API 
Arenisca “U” inferior. 
Arenisca “U” superior 
Arenisca “T”. 
Arenisca “M1” 
Crudo relativamente liviano 
29° - 30° API 
Crudo relativamente pesado 
y alta viscosidad.                    





Arenisca “U” inferior:  
Es de grano fino, micáceo, glauconítico y carbonosa, formada en un ambiente estuarino. Se divide 
en dos miembros, Miembro Inferior y Miembro Superior. 22° API. 
Miembro inferior consiste en una sucesión fluvial entrelazada con areniscas de grano medio a 
grueso. 
Miembro superior  está constituida por cuerpos arenosos de 2 a 36 pies de espesor, 
interestratificados con cuerpos arcillosos. Existe discontinuidad (por barreras) entre los cuerpos 
arenosos.  







Autor: Jenny Guanochanga 
Fuente: Andes Petroleum Ecuador 
Reservorio Arenisca “T” 
 
Los pozos considerados en reste reservorio se encuentran mencionados en la tabla 7. 
Antiguamente era considerado como un mal reservorio, en base a los estudios realizados. En la 
actualidad determinaron que si existe un buen contenido de petróleo y de buena calidad. (Crudo 
liviano de 29° - 30° API). El estudio de esta arena es complejo debido al alto contenido de 
glauconita la misma que evita que se pueda tener un conocimiento claro de las propiedades del 




Características Valores Promedios 
Espesor de arena neta 83 pies - 124 pie 
Porosidad promedio 19,1% (16,5% - 20,6%) 
Saturación de agua promedio 38,5% (29,8% - 50,3%) 
Espesor de pago neto 10 pies - 75 pies 










Autor: Jenny Guanochanga 
Fuente: Andes Petroleum Ecuador) 
Se trata de una arena con buenos parámetros de reservorio. Se divide en dos miembros:  
Arenisca “T”  inferior es una arena glauconítica de grano medio a grueso, representa una sucesión 
fluvial entrelazada, 74pies a 118pies de espesor, tiene 31° API    
Arenisca “T” superior  es una arena con altos contenidos de glauconita (5% - 40%) de grano fino 
a muy fino con cemento calcáreo. 
La calidad de crudo es liviano de 31°I  
Reservorio Arenisca “M-1” 
 
Los pozos considerados en este reservorio se encuentran mencionados en la tabla 7. 
Consiste de areniscas de grano medio a grueso. Se ha dividido en dos unidades, la Arenisca “M-1” 
superior saturada de hidrocarburo y la Arenisca “M-1” inferior que está saturada de agua. El 
yacimiento se caracteriza:  





Autor: Jenny Guanochanga 
Fuente: Andes Petroleum Ecuador) 
En algunos pozos la saturación de agua es <40% relativamente buena, sin embargo tiene 19° API y 
alta viscosidad del crudo, por lo que estas condiciones dificultan la extracción de petróleo del 
yacimiento, lo que ocasiona que este reservorio sea de menor importancia, ya que esta unidad es 
muy delgada o ausente en ciertos pozos de los campos. 
Características Valores Promedios 
Porosidad promedio 18,5% (17,2% -  20.0%) 
Saturación de agua promedio 62,7% (48,4% - 79,3%) 
Salinidad promedio 
7000ppm - 8000ppm de 
NaCl 
Características Valores Promedios 
Porosidad promedio 19,3% (<10% - 23,0%) 
Saturación de agua promedio 43.7% (37.0% - 54.0%) 































T SUP  
MARIANN 4A-8 
U INF  














U INF  






















MARIANN NORTE 2 T SUP 
Autor: Jenny Guanochanga 






 Pozos y Producción  
 
La producción del Campo Mariann está dada principalmente por la Estructura Mariann Viejo con 
11.112.437 de barriles de petróleo, que corresponde a un 77,04 % de la producción total del campo; 
en cambio la estructura Mariann 4A ha producido 3.310.533 barriles de petróleo, que corresponden 
a los restantes 22.96%. En la Estructura Mariann 4-A y Mariann Norte la producción de petróleo ha 
sido aprovechada de los Reservorios  “T” Superior, “U” Inferior, y “M-1”, de los cuales la mayor 
cantidad de petróleo se extrae del Reservorio “M-1”. 
En la tabla 8 y 9, se muestra la producción de petróleo más a detalle del mes de Noviembre 2013 de 
los Campos Mariann 4A y Mariann Norte  
En las tablas se observa los pozos pertenecientes a cada campo con sus respectivos reservorios 
productores y en la parte inferior de la tabla se señala el total de producción diaria y producción 
acumulada del campo.   
50 
 
Tabla 8.- Producción diaria y producción acumulada del Campo Mariann 4A (Noviembre 2013) 
 
 
Autor: Jenny Guanochanga 













Autor: Jenny Guanochanga 




2.1.3. BASE TEORICA  
 
A continuación se presenta un breve marco teórico que resume los conceptos básicos para el 
entendimiento, realización y desarrollo del presente trabajo, cual permite a su vez la obtención de 
la base de datos 
2.1.3.1. REGISTROS DE POZOS  
 
Los registros de pozos son una grabación a profundidad de algunas propiedades de las formaciones 
rocosas atravesadas durante o después de la perforación de un pozo.  
Estos registros actualmente constituyen los procedimientos de mediciones indispensables en la 
perforación de pozos direccionales y horizontales ya que proporcionan al operador en forma casi 
inmediata información sobre la geometría del pozo y las características de las formaciones.  
A través de los perfiles de pozos se mide un  número de parámetros físicos relacionados a las 
propiedades geológicas y petrofísicas de los estratos que han penetrado. Además, los registros dan 
información acerca de los fluidos presentes en los poros de las rocas (agua, petróleo o gas). Por lo 
tanto, los datos de los perfiles constituyen una descripción de la roca. La principal función del 
perfilaje de pozos es la localización y evaluación de los yacimientos de hidrocarburos. 
 Registro SP 
 
El SP se origina en las células electroquímicas formadas por el contacto entre las arcillas, las arenas 
y el lodo de perforación y como consecuencia del efecto electrocinético de los fluidos que se 
mueven a través de la zona permeable   
 
Se lo mide introduciendo un electrodo en el sondeo sin entubar mientras que el otro electrodo se 
sumerge en un pozo excavado en la superficie y lleno de lodo de perforación.  
Es decir mide la diferencia de potencial entre el filtrado del lodo y el agua de formación como 




























La utilización de la curva de SP permitió determinar en los pozos de estudio: 
 
 Litología. 
 Tope y Base de estrato. 
 Espesor bruto.  
 Determinar Rw. 
 Determinar la arcillosidad. 
 Correlacionar unidades litológicas (secciones). 
El SP no ha sido corrido en todos los pozos utilizados, motivo por el cual es necesario emplear 
otras curvas para su respectivo estudio. 
 Registro de Resistividad 
 
Mide la resistividad de la formación, puede definirse como la capacidad que una substancia tiene 
de “resistir” o impedir el flujo de la corriente eléctrica  
Fig. 9: Ejemplo Curva SP en el 
pozo Mariann 9  





Figura. 10: Curva SP en el pozo Mariann 9  






La corriente puede atravesar únicamente a través del agua en la formación, por lo tanto la 
resistividad va a depender de:  
1) Resistividad del Agua de la Formación 
2) Cantidad de agua y presencia de hidrocarburos en la formación  
Debido a que la saturación en agua (y en consecuencia, la saturación en hidrocarburo) se basa en 
los valores de la resistividad, la resistividad de la formación (o su recíproca, la conductividad) es 
una de las mediciones más importantes en los registros de pozos.  
La mayor parte de los registros de resistividad presentan más de una clase de mediciones de 
resistividad. Por lo general estas mediciones se combinan con otros tipos de registros a fin de 
obtener una visión total de las formaciones así como de los fluidos.  
Las altas lecturas de Resistividad reflejan alto contenido de Hidrocarburos en la formación, ya que 
estos son fluidos no conductores. Al contrario, bajas lecturas de Resistividad indicarán alta 

















VALORES APROXIMADOS DE RESISTIVIDAD 
Arcillas = 1.5 – 4 ohm-m 
Arenas húmedas = 4 – 10 ohm-m 
Arenas con petróleo = > 10 ohm-m 
Figura. 11: Curva SP y Resistividad en el pozo Mariann 9 








La resistividad en estos campos no muestra con mucha claridad la presencia de arenas limpias 
saturadas con petróleo, debido a que existe un alto porcentaje de glauconita y se ha determinado 
que afecta de gran manera a la resistividad de la formación, razón por la cual para poder controlar 
esto se llegó a determinar una corrección de la misma, lo cual será detallado más adelante. 
 Registro Gamma Ray 
 
Es una medición de la radioactividad natural de las formaciones a través de la emisión de ondas 
electromagnéticas de alta energía por la desintegración de elementos radioactivos. 
 
Durante la meteorización de las rocas, los elementos radiactivos que estas contienen se desintegran 
en partículas de tamaño arcilla, por lo tanto las lutitas tienen emisiones de rayos gamma mayores 
que las arenas. Mientras mayor es el contenido de arcilla de las rocas mayor es la emisión de GR de 
las mismas. 
Los minerales radiactivos principales son: el potasio (K), el torio (Th) y el uranio (U). 
 
El GR se mide en unidades API, según la escala indicada en el registro. Si el GR es bajo indica 
bajo contenido de arcilla y si es alto indica alto contenido de arcilla.  
 
El GR en combinación con otros registros ayuda a determinar:  
 
 Control de Profundidades 
 Correlaciones 
 Límites de formaciones 
 Espesor de formaciones 
 Litología 













VALORES APROXIMADOS DE GR 
Arenas  limpias = Alrededor de 40 API 
Arenas sucias = 40 – 75 API 
Arcillas = 120 – 180 API 
Carbón = > 120 API 
Figura. 12: Curva SP y GR en el pozo Mariann 9 






 Registro Neutrónico 
 
Lo registros neutrónicos se utilizan principalmente para delinear formaciones porosas y determinar 
su porosidad. Responden principalmente a la cantidad de hidrogeno en la formación.  
 
Por lo tanto en formaciones limpias cuyos poros estén saturados con agua o aceite el registro de 
neutrones refleja la cantidad de porosidad saturada de fluido, las zonas de gas se pueden identificar 







La combinación con otros registros de porosidad proporciona valores de porosidad y permite 
identificar la litología aún más exacta e incluso una evaluación del contenido de arcilla. 
Si el registro neutrónico es alto indica alto índice de neutrones  esto demostrará pocos átomos de 
hidrógeno, lo cual significa que la formación es de baja porosidad, y al contrario, si es bajo indica 
bajo índice de neutrones lo que refleja alta cantidad de átomos de hidrógeno, lo cual significa que 
la formación es de alta porosidad. 
ARENA 
LUTITA 
Figura. 13: Curva SP y Neutrón (PHI) en el 
pozo Mariann 9 
(Fuente.- Andes Petroleum Ecuador) 
 
VALORES APROXIMADOS DE 
POROSIDAD 
 
Arcillas = Lecturas altas 
Petróleo = 15 – 30 % 
Arenas húmedas = 15 – 30 % 
Arenas Gas = 10 – 15 % 






  Registro de Densidad 
 
Se basa en la medición de la densidad de la formación, por medio de la atenuación de rayos gamma 
entre una fuente y un receptor. Posee una fuente de rayos gamma, los cuales colisionan con los 
átomos presentes en la roca, estos últimos rayos son evaluados como una medida de  densidad ya 
que este choque de rayos gamma está directamente relacionado con el número de electrones de la 
formación.  
Su principal uso es el de cálculo de porosidad de la formación, este registro se interpreta junto con 

















2.1.3.2. NUCLEOS O CORE DE PERFORACION  
 
Durante la perforación de los pozos se suele adquirir información acerca de las características de 
las formaciones que se van atravesando, una forma directa es mediante la toma de núcleos de 
perforación que son muestras de roca extraída dentro de la tubería de perforación donde se pueden 
realizar medidas directas de las características petrofísicas de la formación. 
VALORES APROXIMADOS DE DENSIDAD 
 
Arcillas = 2.55 – 2.6 gm/cc 
Arenas = 2 – 2.5 gm/cc 
Carbón = Densidades muy bajas 
ARENA 
LUTITA 
Figura. 14: Curva SP y Densidad (RHOB) en el pozo Mariann 9 







Para la toma de núcleos de perforación se utilizan varias técnicas importantes entre ellas destaca la 
perforación con coronas saca-testigo o "núcleos" que es una técnica altamente especializada y 
avanzada. Muestras intactas o inalteradas de núcleos o testigos tanto de roca como de suelo son 
recuperados por la acción rotativa de una corona diamantada que corta los materiales del subsuelo 
y que a su vez son alojados en un barril porta-testigo que sigue a la coronan posteriormente son 












El análisis de estos núcleos es utilizado para la caracterización del yacimiento, ya que permite 
mejores predicciones de la explotación del yacimiento y evita o elimina problemas de producción. 
2.1.3.3. BASE TEÓRICA PARA LA EVALUACIÓN PETROFÍSICA 
 
Una evaluación petrofísica permite analizar las propiedades de las rocas de un reservorio, 
especialmente la distribución poral ya que estos poros sirven como depósito para las 
acumulaciones de hidrocarburos, esto permiten considerar a un reservorio como posible 
Figura. 15: Core del pozo Mariann Norte 1 profundidad  8710 ft a 8722 ft, con 
presencia de petróleo 






prospecto para la explotación, además de calcular con mayor precisión las reservas de 
hidrocarburos para evaluar la factibilidad económica de un proyecto.  
 
El entendimiento de los fenómenos físicos que ocurren en las rocas es fundamental para conocer 
qué cantidades o parámetros petrofísicos son posibles o necesarios medir en un yacimiento.  
 
En cuanto a los parámetros necesarios para llevar a cabo dicha evaluación y que se han tomado en 




 saturación de fluidos (agua e hidrocarburos y/o gas) 
 volumen de arcilla 
 Resistividad del agua de formación  
 Salinidad  
 
Adicionalmente, se tienen que considerar la geometría del yacimiento, la temperatura, 
presión y litología, los cuales representan las características más importantes en la evaluación, 
completación y producción del yacimiento 
 Porosidad (φ) 
 
Es la característica física más conocida de un yacimiento de petróleo, es el porcentaje o fracción de 
los espacios vacíos o poros entre granos en relación con el volumen total de la roca y representa la 
capacidad que tiene una roca de almacenar fluidos. 
 
Porosidad (φ) = el volumen de poros / el volumen total de roca 
 
Para que un yacimiento sea comercialmente productivo debe tener una porosidad suficiente para 
almacenar un volumen apreciable de hidrocarburos. Por tanto, la porosidad es un parámetro muy 









La porosidad efectiva es una función de muchos factores litológicos. Los más importantes son: 
tamaño de los granos, empaque de los granos, cementación, meteorización, lixiviación, cantidad y 
clases de arcilla, y estado de hidratación de las mismas 
 Saturación de agua (Sw) 
 
La fracción del espacio poroso ocupado por el agua se denomina “Saturación de Agua” (Sw), la 
fracción restante, contenida de petróleo o gas, se denomina “Saturación de Hidrocarburo” (Sh).  
En un yacimiento, los fluidos que pueden estar presentes son agua, gas y aceite; sin embargo 
debido a su densidad, estos fluidos tienden a estar separados.  
En consecuencia la saturación total de fluidos (100%) se puede expresar como:  
100% = So + Sg + Sw  Donde: 
So = saturación de aceite (%)  
Sg = saturación de gas (%)  
Sw = saturación de agua (%) 
 
La saturación de fluidos de una roca es, por lo tanto, la relación entre el volumen de fluidos 
contenido en su espacio poroso y su volumen poroso total. 
Figura. 16: Ejemplo de porosidad intergranular en una 
lámina delgada  Núcleo del pozo Mariann Norte 1 








 Permeabilidad (K) 
 
Se le puede definir como la capacidad que tiene un material para permitir que un fluido (en este 
caso petróleo, agua) lo atraviese con facilidad y sin alterar su estructura interna, mediante un 
gradiente de presión. 
Está propiedad está directamente ligada al tema de la producción, mientras una roca tenga  alta 
capacidad para permitir el movimiento del petróleo a través de sus poros interconectados y el 
yacimiento cuente con energía para "empujarlo" hacia la superficie, se podrá garantizar la 
producción del crudo. 
 
Los factores que influyen en la permeabilidad son: el tamaño, el empaquetamiento y la forma de 
los granos, la distribución de los mismos de acuerdo con el tamaño, y el grado de litificación 
(cementación y consolidación). 
 Resistividad del agua de formación (Rw) 
 
La mayoría de las rocas de los yacimientos contienen siempre cierta cantidad de agua de 
formación. Es un parámetro muy importante,  indispensable para la determinación de la Sw de la 
formación.  
Se lo puede determinar a partir de los siguientes medios:  
 
 Medición directa a muestras de agua  
 A través de análisis químico de muestras de agua  
 A partir de la curva SP 
 Método grafico (crossplot) 
 
La resistividad de las formaciones es indicativa de su litología y de su contenido de fluidos. Las 
formaciones geológicas conducen la corriente eléctrica solo mediante el agua que contienen. La 
mayoría de los minerales que constituyen las partes sólidas de los estratos, cuando están 
absolutamente secos, son aislantes. De la misma manera, cualquier cantidad de petróleo o gas puros 
que se encuentren en las formaciones, son eléctricamente no conductoras (PDVSA CIED, 1999). 
 
La resistividad de las aguas superficiales pueden exceder los 20 a 50 ohm-m a la temperatura 
ambiente, mientras que las aguas muy salinas de las perforaciones profundas pueden tener 
resistividades tan bajas como 0.04 ohm-m a 75 °F, lo cual corresponde a una solución de saturación 
completa. Las aguas de formación son conductoras de la electricidad debido a las sales ionizadas en 





 Salinidad  
 
El valor de la salinidad se obtiene a partir del análisis del agua de formación y de registros 
eléctricos. Para obtener la salinidad equivalente de cloruro de sodio (NaCl
- 
) de una solución dada, 
se multiplica la concentración de cada uno de los iones por su respectivo valor, posteriormente se 
suman los productos parciales. La suma será la concentración equivalente de cloruro de sodio. La 
concentración de iones de una  solución se expresa comúnmente en partes por millón (ppm), de 
cloruros de sodio. 
La salinidad también se puede obtener por medio de las tablas de Schlumberger apoyándose con la 
resistividad del agua de formación (Rw) y la temperatura de formación (Tf). 
En el presente trabajo los datos de salinidades fueron tomados de reportes de perforación y de 
producción de los pozos, como un dato inicial para el cálculo de Rw en algunos pozos. 
 Volumen de arcilla 
 
Para realizar una buena evaluación petrofísica se debe conocer el valor del volumen de arcilla 
contenido en las arenas. 
Este parámetro expresa el volumen de minerales arcillosos que se encuentran en un reservorio 
rellenando en muchos de los casos el espacio poroso, afectando la porosidad de la arenisca. Se lo 
expresa en porcentaje. 
En la práctica, este valor se calcula a partir de las lecturas de los perfiles, bien sea de manera 
individual, usando el registro de rayos gamma, el registro potencial espontáneo (SP) y el registro de 
resistividad o combinando dos curvas, Densidad-Neutrón, Densidad-Sónico y Sónico Neutrón.  
 Cálculos Petrofísicos  
 
Usando la herramienta "Prizm" de la plataforma de Geographix, se seleccionaron las ecuaciones 











Cálculo del gradiente geotérmico (GG): 
 
La siguiente ecuación (Camargo, 2008) ayuda a observar la variación de la temperatura a medida 
que se va profundizando el pozo. Este es usado en el cálculo de la resistividad del lodo y del 




BHT = Temperatura del fondo de pozo 
Ts = Temperatura de superficie 
TD = Profundidad total del pozo 
 
Cálculo de la temperatura de formación (Tfm):  
Conociendo el gradiente geotérmico se puede calcular la Tfm a cualquier profundidad de interés en 
un pozo, mediante la siguiente ecuación (Camargo, 2008): 
 (2) 
Donde: 
P = Profundidad de interés en el pozo 
 
Cálculo de la Resistividad del agua de formación aparente (Rw) por medio de Rt: 
 
Se determinó el Rw para cada uno de los pozos mediante la ecuación que se describe a 




Rt: Lectura de la resistividad profunda o real de la formación  
  m: Exponente de cementación  
  a: Factor de tortuosidad 
 
Cálculo de la Resistividad del agua de formación aparente (Rw) por medio de SP: 
 









 (6)  
 
  Donde:  
   Rmf: Resistividad del filtrado de lodo 
   T1: Temperatura de superficie 
   T2 o Tfm: Temperatura de formación 
 
Cálculo de la porosidad de densidad (ΦD) (PHID) :  
 
Como la matriz principal son las arenas se usa la densidad de estas para realizar los cálculos. Para 
calcular la porosidad de densidad se utiliza la siguiente ecuación. 
 (7) 
 
Donde:  ρma= Según tabla  
ρf= Densidad del filtrado de lodo dulce, 1 g/cm3   
ρb= Densidad total, lectura del registro, g/cm3 























Cálculo de la porosidad promedio (ΦA) (PHIA): 
 
Está definida como el promedio entre la porosidad de densidad y la porosidad neutrónica; se 
determina, con el fin de calcular la porosidad efectiva de la formación. 
 (8) 
 
Donde:  ΦA = Determinación de la curva de porosidad promedio. 
 
Cálculo del volumen de arcilla (Vsh): 
 
El volumen de arcilla se calcula comparando en el perfil de rayos gamma la radiactividad de la roca 
reservorio de interés con la de una shale y con la respuesta de una arenisca limpia, cercana a la 
zona de interés (Crain, 1986).  
La fórmula para el cálculo de volumen de arcilla (Vsh) en función del (GR):  
 (9) 
Dónde:  
GR: Lectura del registro de rayos gamma. 
GRmin: Lectura mínima del registro de rayos gamma. 
GRmax: Lectura máxima del registro de rayos gamma. 
Vsh: Volumen de Arcilla 
2.1.3.4. MODELAMIENTO GEOLÓGICO  
 
Se lo puede definir como un proceso mediante el cual se describen los rasgos geológicos-
estructurales de un yacimiento (fallas, delimitación de unidades geológicas, identificación de facies 
y su distribución), usando toda la información posible que se tenga disponible. 
Para la realización de este modelo se ha tomado en cuenta las siguientes propiedades del 
yacimiento: 
 Descripción geológica de la cuenca 
 Tipos de roca 
 Distribución de facies 
 Ambiente de deposito 





Además de algunas propiedades petrofísicas como la porosidad, saturación de agua y petróleo, 
permeabilidad, etc.  
Estos datos han sido obtenidos de varias fuentes de información como estudios geológicos, 
procesamiento de información sísmica, registros geofísicos de pozo, muestras de núcleo, etc.  
 
Un modelo geológico en general, consta de modelos más detallados:  
 
 Modelo estructural: Define el marco geométrico básico de la trampa de hidrocarburos 
 Modelo sedimentario-estratigráfico: Define la geometría (malla) interna de las unidades 
de las formaciones: 
 Modelo litológico: Definición de litotipos (Agrupación de Facies por sus propiedades 
petrofísicas), y su distribución de litotipos 
 
Uno de los objetivos del modelo geológico es determinar la heterogeneidad del yacimiento e 
identificar su influencia en las propiedades petrofísicas. 
 Ambientes de depósito  
 
Basándose en estudios realizados determinaron que el reservorio Arenisca “T” superior, en general 
es un paquete desarrollado en  condiciones transgresivas formando ambientes de depositación 
como: plataforma marina somera, estuario, canales de marea y bancos marinos glauconíticos. 
(Jaillard E., 1997). 
A continuación se describe las características más importantes de un ambiente estuarino: 
Ambiente Estuario  
"Estuario es un cuerpo o masa de agua costera semi-encerrada, con conexión libre al mar abierto, y 
en el cual es medible la dilución del agua de mar por agua dulce proveniente del continente".(1967 
Pritchard). La peculiaridad de un estuario es la mezcla de agua dulce con salada.  
Los estuarios se pueden formar solo con la presencia de un relativo aumento del nivel del mar, es 
decir trasgresión (Ver figura 17), que es lo que explica el sistema de valle inundado con agua de 
mar. En caso contrario, una progradación tiende a llenar y destruir los estuarios, de modo que se 








Existen dos principales modelos de estuarios basados en sus  características hidrológicas y el tipo 




Estuarios dominados por el oleaje  
Se refiere a los estuarios desarrollados donde el rango de mareas es muy pequeño, pero el oleaje es 
muy alto. Tienen tres divisiones principales: delta en la cabeza de bahía (bay head delta), la laguna 





Figura. 17: Secuencia trangresiva en un Ambiente estuarino 










 Bay head delta: Zona donde dominan los procesos fluviales. Tiene una sucesión 
progradante formada con facies de canal construidas de arena depositada a lo largo de la 
desembocadura del canal, que a su vez, se superpone a los depósitos de grano fino de la 
laguna central. 
 La laguna central: Zona con menor energía, donde se deposita grano fino, rico en material 
orgánico. 
 Barrera de playa: Zona donde la acción del oleaje retrabaja los sedimentos marinos para 
formar una barrera. 
 
Estuarios dominados por mareas 
Zona donde la corriente de marea supera la energía del oleaje en la desembocadura del estuario. En 
las áreas de depósito pueden identificarse: canales de marea, planicies de marea y las barras de 
arena. 
 
Figura. 18: Distribución de las zonas de 
depósito en un estuario dominado por las olas. 
(Fuente: Nichols, 2009) 
 
Figura 19: Ciclo sedimentario 
(Transgresion regresion) en un estuario 
dominado por las olas (sección longitudinal) 










 Canales de marea: Barras de punta se forman en el interior a las orillas de las curvas del 
meandro. Los depósitos (heterolíticos: capas alternadas de lodo y arena en el eje del canal y 
perpendicular a la corriente) consisten en más de un tamaño de grano.  
 Planicies de marea: Son adyacentes a los canales y van a todo lo largo de las orillas del 
estuario, son cubiertas variablemente con agua de mar con la marea alta y expuestas 
durante la marea baja. Los procesos y productos de la sedimentación son los mismos a los 
de los componentes macromareales. 
 
 Barras de marea: zona exterior donde las corrientes de marea son más fuertes y donde se 
depositan tanto sedimentos provenientes del mar como de los ríos. Las dunas migran con la 
corriente de marea para crear estratificación cruzada con capas de arenisca. Pero cuando las 
barras de marea son más fuertes, las dunas son remplazadas por el flujo superior que 
forman laminación horizontal de arena. 
2.1.3.5. CÁLCULO DE RESERVAS 
 
Para la cuantificación de las reservas son utilizadas distintas metodologías, de acuerdo al desarrollo 
de los yacimientos y a la información geológica y de ingeniería disponible.  
 
Figura. 20: Distribución de las zonas de 
depósito en un estuario dominado por 
mareas. 
(Fuente: Nichols, 2009) 
 
Figura 21. Ciclo sedimentario 
(Transgresion-regresion) en un estuario 
dominado por las mareas (sección 
longitudinal) 






 Método Volumétrico 
 
Este método no estima como tal el volumen de las reservas, sino que está asociado a la 
determinación de los hidrocarburos originales en sitio (Petróleo Original En Sitio POES, Gas 
Original en Sitio GOES, Condensado Original en Sitio COES). 
(10) 
Dónde: 
POES: Petróleo original en Sitio (BN) 
Vb: Volumen bruto de la arena (acre*ft) 
Φ: porosidad, adimensional expresada en fracción 
Soi: saturación inicial de petróleo (expresada en fracción) 
Bo: factor volumétrico de formación de petróleo (BY/BN) 
2.2. DEFINICIÓN DE VARIABLES  
2.2.1. Variable Independiente  
Yacimientos no convencionales, Arenisca “T” superior en el campo Mariann 4A y Mariann Norte. 
2.2.2. Variable Dependiente  
Modelo geológico y cálculo de reservas. 
2.3. HIPÓTESIS  
Las características petrofísicas de la arenisca “T” superior en los campos Mariann 4A y Mariann 





3. METODOLOGÍA  
3.1. TIPO DE ESTUDIO  
 
Este proyecto de tipo descriptivo, permitirá investigar las características físicas del reservorio no 
convencional arenisca “T” superior, su distribución, estructura y el tipo de reservorio, para la 
elaboración de un modelo geológico y posteriormente se realizará el cálculo de reservas de la zona 
de estudio. Es transversal porque se desarrollará en un tiempo determinado de 6 meses. 
3.1. UNIVERSO Y MUESTRA 
 
El universo seleccionado está enmarcado dentro el Bloque Tarapoa del cual se tomará en cuenta 20 
pozos perforados distribuidos en los campos Mariann Norte y Mariann 4A, como muestra se 
tomarán 14 pozos, además de 4 pozos adicionales del campo Mariann los cuales ayudarán a obtener 
una relación entre estos tres campos.  
3.2. CRITERIOS DE INCLUSIÓN DE LA MUESTRA  
 
Se tomará en cuenta los pozos perforados que cruzan la arenisca “T” superior y pozos que posean 
núcleo de perforación.  
3.3. TÉCNICAS 
 
Para la realización de este trabajo se procederá a obtener la información necesaria de fuentes 
institucionales y académicas de la zona de estudio. 
Además se utilizarán los datos del archivo de la empresa Andes Petroleum, los cuáles serán 
procesados mediante los programas GeoGraphix en el cual se realizarán las correlaciones entre 
pozos, esto ayudará a determinar el ambiente de depositación de esta arena, y Petrel con el que 
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después de obtenida y analizada la mayor cantidad de información se realizará el modelamiento 
geológico de la Arenisca “T” superior en los campos.  
Los resultados alcanzados serán analizados e interpretados, permitiendo obtener una definición del 
ambiente de formación de la arenisca “T” superior, además de las condiciones petrofísicas de esta 
arena. Esto permitirá determinar el modelo geológico por el cual se analizará si las condiciones en 
las que se encuentra esta arena son buenas para ser un reservorio.  
Posterior a esto se analizaran los datos obtenidos en estos programas y se determinara las posibles 
reservas para los campos a estudiar.  
3.4. RECOLECCIÓN DE DATOS  
 
Los datos e información a utilizar en este trabajo son proporcionados por la empresa Andes 
Petroleum, entre los datos necesarios para la realización del modelo geológico se necesitan 
registros eléctricos, Mud Logs, datos para la realización de la petrofísica y además se utilizará la 
interpretación sedimentaria de los núcleos de perforación de los pozos Mariann Norte 1 Mariann 9 
y San José 1, y como datos de apoyo se considerarán 4 pozos del campo Mariann.  
Los softwares a utilizar para este estudio serán:  
Geographix, este permitirá determinar las correlaciones entre los pozos, obtener los topes y bases 
de la arena y realizar la petrofísica.  
Petrel, en este se realizará los mapas necesarios para la interpretación del comportamiento de la 
arena litológico y estructuralmente, se ejecutará el modelo geológico y posterior se realizará el 
cálculo de reservas.  
3.5. ASPECTOS ADMINISTRATIVOS 
 
El presente tema de investigación es factible, porque cuenta con el talento humano del investigador, 
el apoyo técnico y económico de la empresa, además se dispone de bibliografía, webgrafía y el 
tiempo necesario para la ejecución dentro de 6 meses. 
Este estudio será financiado por la compañía Andes Petroleum, la cual brindará todas las 
facilidades logísticas (como uso de sus instalaciones y programas necesarios) y la información 





4. ANÁLISIS E INTERPRETACIÓN DE DATOS 
 
4.1. DESCRIPCIÓN DE DATOS 
4.1.1. ANÁLISIS DE NÚCLEOS 
 
En el presente estudio se han considerado 3 núcleos que ayudarán en el análisis sedimentario, 
litológico, para la calibración petrofísica de los pozos y la elaboración del modelo geológico.  
Los 3 núcleos tomados son los siguientes: Mariann Norte 1, Mariann 9 y San José 1. 
 MARIANN NORTE 1 
 
Este núcleo se encuentra ubicado en la parte N - O del campo Mariann. El estudio fue realizado por 
la Compañía Schlumberger, obtuvieron 77.5 ft de núcleo. Las muestras de núcleos fueron en 1/3  y 
2/3 partes con agua. Las fotografías a continuación expuestas fueron tomadas en luz blanca y luz 
ultravioleta.  
Mediante este estudio obtuvieron que: 
 Exponente de cementación (m): Tiene un rango desde 1,91 hasta 2,01, con una porosidad 
mayor que 10 % es 2,065. Esto indica que todas las muestras están bien cementadas. 
 Exponente de saturación (n): oscila desde 2,24 hasta 3,79. 
Estos datos son necesarios para el análisis de la petrofísica de los campos, se tomaron en cuenta los 
siguientes valores: (Ver Anexos F y G) 
  m: 1,98 
  a: 1 
  n: 2,4 
74 
 
Además se utilizaron los valores de glauconita para poder realizar la corrección de la curva de 
porosidad de neutrón y de resistividad. Obtenidos de  (Ver Tabla 11).  
 Análisis Litológico 
Areniscas glauconíticas dominan las litologías, con un contenido de glauconita disminuyendo con 
la profundidad. Otros tipos de litologías incluyen areniscas y calizas. 
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 Análisis Sedimentario 
 
Tabla 12.- Interpretación de depósitos de facies 
 






8656.20 Arenisca glauconítica sandy shelf 
8656.70 Arenisca glauconítica sandy shelf 
8657.60 Arenisca glauconítica sandy shelf 
8658.40 Arenisca glauconítica sandy shelf 
8660.10 Arenisca glauconítica sandy shelf 
8661.80 Arenisca glauconítica sandy shelf 
8662.80 Arenisca glauconítica sandy shelf 
8664.60 Arenisca glauconítica calcárea sandy shelf 
8666.40 Arenisca glauconítica calcárea sandy shelf 
8668.20 Arenisca glauconítica sandy shelf 
8670.00 Arenisca glauconítica sandy shelf 
8671.80 Arenisca glauconítica sandy shelf 
8673.60 Arenisca glauconítica sandy shelf 
8675.30 Arenisca glauconítica sandy shelf 
8676.80 Arenisca glauconítica sandy shelf 
8677.70 Arenisca glauconítica sandy shelf 
8679.20 Arenisca glauconítica sandy shelf 
8680.20 Arenisca glauconítica sandy shelf 
8681.70 Arenisca glauconítica sandy shelf 
8684.10 Arenisca glauconítica sandy shelf 
8686.70 Arenisca glauconítica calcárea sandy shelf 
8689.60 Arenisca glauconítica sandy shelf 
8691.55 Arenisca glauconítica sandy shelf 
8692.50 Arenisca glauconítica sandy shelf 
8693.40 Arenisca glauconítica sandy shelf 
8694.20 Arenisca glauconítica sandy shelf 
8696.00 Arenisca glauconítica sandy shelf 





8699.70 Arenisca subtidal mud flat 
8701.30 Arenisca glauconítica Sandy shelf / tidal channel 
8705.60 Arenisca unknown 
8707.40 Arenisca glauconítica unknown 
8709.20 Arenisca tidal channel 
8711.10 Arenisca sandy shelf 
8712.95 Arenisca glauconítica sandy shelf 
8717.50 Arenisca tidal sand bar 
8721.70 Arenisca tidal sand bar 
8726.60 Arenisca subtidal mud flat 
8729.20 Arenisca tidal sand bar 
8732.10 Arenisca tidal sand bar 
 
En las figuras 22, 23 y 24 se muestra detallado el análisis del núcleo obtenido por la Compañía 
Schlumberger, a profundidad 
. 
Autor: Jenny Guanochanga 
Fuente: Andes Petroleum 
Fig. 22.- Análisis del Núcleo Mariann Norte 1 desde 8656 ft hasta 8668 ft 
 





 Figura. 23.- Análisis del Núcleo Mariann Norte 1 desde 8674 ft hasta 8686ft y desde 8699 ft a 8707 ft 





Figura. 24.- Análisis del Núcleo Mariann Norte 1 desde 8708 ft hasta 8715 ft y desde 8723 ft a 8729 ft 






Sobre la base de todo el análisis de difracción de rayos X de la roca, todas las muestras representan:  
 Areniscas compuestas de 62-84 % de cuarzo 
 Feldespato (1- 4 % de feldespato de potasio y 1 % plagioclasa) 
 Arcilla 13 - 31 %  
Cantidades menores (1%) de la pirita, fluoropatite, barita y carbonatos minerales incluyendo calcita 
(1 %), dolomita (2 %), siderita (1 %) y la dolomita ankerita / ferrosa (4 %) están presentes en 
algunas de estas muestras. 
En la figura 25 se muestran en láminas delgadas el contenido mineralógico y glauconítico del 
núcleo. 










G Glauconita  
Ff Fragmento de fósil 
Fd Cemento dolomita ferrosa 
Fc Cemento calcita ferrosa 
Sd Siderita microcristalina, siderita granos rombohedral (flecha)  
Po Porosidad  
Pf Alteración de plagioclasas  
Kf Feldespato potásico  
Qz Cuarzo  
KA Kaolinita  
Op Partículas orgánicas   
Mi Moscovita 
Pq Policristalinos y monocristalinos de cuarzo 
Autor: Jenny Guanochanga 















 MARIANN 9  
 
El núcleo Mariann 9 se encuentra ubicado en el campo Mariann Viejo, aproximadamente a 4 Km al 
norte del campo Mariann 4A. La información obtenida es una interpretación sedimentaria realizada 
por Moslow en el año 2002 de la zona de Arenisca “T” Superior 
Moslow determina que la “T” Superior en una Zona Shoreface, dividida en Lower Shoreface, 
Middle Shoreface, y Upper Shoreface, denominados por la empresa en Ciclos.  
 
 
Figura. 25.- Contenido de glauconita promedio en láminas delgadas Mariann Norte 01  

















Figura. 26.- Interpretación Estratigráfica y Sedimentológica del núcleo Mariann 9 en la 
zona de la arenisca T Superior. 





Zona de Transición: Existe una intercalación de limos y clastos de lutitas, lodos bioturbados, 
areniscas medianas. 
Lower Shoreface: De aporte marino, arenisca glauconítica, capas de tempestitas, lutitas fisiles 
laminadas, lodos bioturbados más proximales. 
Middle Shoreface: Zona bioturbada con presencia de arenisca glauconítica fina a media. 
Upper Shoreface: Presenta pelecípodos (organismos de agua dulce) y también se tiene arenisca 
glauconítica. 
Análisis Sedimentario:  
En las figuras 27 y 28 se observa el análisis litologico y sedimentario del nucleo Mariann 9  
 Figura. 27.- Análisis del Núcleo Mariann 9 desde 8148 ft hasta 8738 ft 






Figura. 28.- Análisis del Núcleo Mariann 9 de 8138 ft, 8118 ft a 8124 ft, y desde 
8124 a 8106 ft 





 SAN JOSE 01   
 
El núcleo San José 1 se encuentra ubicado al S-O del campo Mariann Viejo, aproximadamente a 10 
Km del Mariann 9.La información obtenida es una interpretación sedimentaria realizada por 
Moslow en el año 2002 de la zona de Arenisca “T” Superior 
Moslow determina que la “T” Superior en el pozo San José 1 pertenece a una Zona Shoreface, 
dividida en una Zona de transición, Lower Shoreface y Middle Shoreface, denominados por la 



























Figura. 29.- Interpretación Estratigráfica y Sedimentológica del Núcleo San José 1 en 
la zona de la arenisca T Superior. 





 Análisis Sedimentario: 































Figura. 30.- Interpretación Estratigráfica y Sedimentológica del Núcleo San José 1 en la zona 
Offshore 
(Fuente: Andes Petroleum, Interpretada por Moslow, 2002) 
Figura. 31.- Interpretación Estratigráfica y Sedimentológica del Núcleo San José 1 en la zona 
Middle Shoreface 





















4.1.2. DESCRIPCIÓN DE REGISTROS ELÉCTRICOS 
 
La información correspondiente a registros eléctricos fue obtenida del Archivo de Andes 
Petroleum.  
A continuación se enumera el listado de registros eléctricos con los que cuentas los pozos, además 








Figura. 32.- Interpretación Estratigráfica y Sedimentológica del Núcleo San José 1 en la zona 
de Lower Shoreface y de la Zona de Transición 






Tabla 14.- Tipos de registros de pozos utilizados 
 




1:200 /1:500 MD 
INDUCTION-MSFL-LDS-CNT-BCS-GR-CALI-SP SCALE 
1:200 /1:500 TVD 
MARIANN NORTE 
2 
CORRELATION LOG GAMMA RAY LOG 
SEGMENTED BOND TOOL VARIABLE DENSITU LOG 
GAMMA RAY LOG CASING 
MARIANN 4A – 01 TCP-T CORRELATION GAMMA-RAY/CCL 
MARIANN 4A – 02 
AIT/LSS/MCFL/GR/SP/ML/CAL TVD 
AIT/LSS/MCFL/GR/SP/ML/CAL MD 
MARIANN 4A – 03 
TLD/CNL/LSS/ML/CAL/GR/SP MD 
TLD/CNL/LSS/ML/CAL/GR/SP TVD 
MARIANN 4A – 04 
TLD/CNL/LSS/ML/CAL/GR/SP TVD 
TLD/CNL/LSS/ML/CAL/GR/SP MD 
MARIANN 4A – 05 
TLD/CNL/LSS/ML/CAL/GR/SP MD 
TLD/CNL/LSS/ML/CAL/GR/SP TVD 
MARIANN 4A – 06 
TLD/CNL/LSS/ML/CAL/GR/SP TVD 
TLD/CNL/LSS/ML/CAL/GR/SP MD 
MARIANN 4A – 07 
AIT/MCFL/ML/CAL/GR/SP TVD FN: 71 - 73 
AIT/MCFL/ML/CAL/GR/SP MD 
MARIANN 4A – 08 
INDUCTION LOG,-DENSILOG, NEUTRON LOG, 
GAMMA RAY LOG 
MARIANN 4A – 09 
AIT-PEX-CALI-GR-SP   MD 
AIT-CALI-GR-SP   MD 
MARIANN 4A – 11 
VARIABLE DENSITY LOG, GAMMA RAY LOG, 
PERFORATING LOG, GAMMA RAY LOG, MAIN LOG  
MD 
MARIANN 4A – 12 
ALD, AZIMUTHAL, LITHODENSITY, CTN, NEUTRON, 
GAMMA RAY, ELECTROMAGNETIC WAVE, 
RESISTIVITY TVD 





GAMMA RAY, ELECTROMAGNETIC WAVE, 
RESISTIVITY, MD 
MARIANN 4A – 14 
ALD, AZIMUTHAL, LITHODENSITY, CTN, NEUTRON, 
GAMMA RAY, ELECTROMAGNETIC WAVE, 
RESISTIVITY ACOUSTIC TVD 
ALD, AZIMUTHAL, LITHODENSITY, CTN, NEUTRON, 
GAMMA RAY, ELECTROMAGNETIC WAVE, 





RESISTIVITY LOG TVD 
RESISTIVITY LOG MD 
POROSITY LOG TVD 
POROSITY LOG MD 
CALIPER LOG 
GAMMA RAY REAL TIME MODE TVD 
GAMMA RAY REAL TIME MODE MD 
MARIANN 23 
RESISTIVITY LOG TVD 
RESISTIVITY LOG MD 
POROSITY LOG MD 
POROSITY LOG TVD 
CALIPER LOG MD 
MARIANN 27 
AIT-LSS-PEX  AIT-DSLT-TLD-ML-MCFL-CNL-GR-SP  
TVD 




4.1.3. DESCRIPCIÓN DE MUD LOGS 
 
Los mud logs utilizados permitieron comprobar la litología de los pozos y correlacionarla con la 
petrofísica de los mismos, además estos constan de algunos parámetros de perforación importantes 
utilizados en su análisis.  
Entre estos parámetros tenemos:  
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 Profundidades MD y TVD  
 Control de gases de la formación  
 ROP (Rata de perforación)  
 WOB (Peso sobre la broca) 
 Torque  
 Litología /pies 
4.2. CORRELACIONES, TOPES Y BASES 
4.2.1. CORRELACIONES DE POZOS  
 CORRELACIONES ESTRATIGRÁFICAS 
 
Se ha realizado ocho correlaciones estratigráficas con el fin de conocer lo mejor posible las 
características estratigráficas de los reservorios a lo largo y ancho del Campo Mariann Norte, 
Mariann 4A. y Mariann Viejo.  
Las correlaciones se realizaron entre los siguientes pozos:  
1. Mariann Norte 1, Mariann Norte 2, Mariann 4A-5, Mariann 4A-14, Mariann 4A-8, 
Mariann 4A-4, Mariann 4A-7, Mariann 4A-11, Mariann -23, Mariann -27, Mariann -17. 
 
2. Mariann 4A-4, Mariann 4A-9, Mariann 4A-12. 
 
3. Mariann 4A-8, Mariann 4A-2, Mariann 4A-6. 
 
4. Mariann 4A-4, Mariann 4A-3, Mariann 4A-6. 
 
5. Mariann Norte 1, Mariann 4A-6, Mariann 4A-12, Mariann-21, Mariann-18. 
 
6. Mariann 4A-6, Mariann 4A-1, Mariann4A-14, Mariann 4A-5, Mariann Norte-2 
 
7. Mariann 18, Mariann-21, Mariann 4A-11, Mariann 4A-7, Mariann 4A-12, Mariann 4A-6, 
Mariann-Norte 1 
 
8. Mariann Norte 1, Mariann Norte 2, Mariann 4A-11, Mariann-9 
Según la relación entre los registros de pozos dividiéndolos en razón de las características que 





Resistividad,  Rayos Gamma (GR) y Potencial Espontáneo (SP), reconociendo su similitud y 
con los estudios estratigráficos de los núcleos, se observa que la depositación de esta arena se 
dio en cuatro tiempos muy marcados que se observan en los pozos de estudio, para lo que la 
empresa los nombra como: UPR_T_SS, WA_UPERT_CICLO3, WA_UPERT_CICLO2, 
WA_UPERT_CICLO1, WA_UT_TRANS Y LOWER T 























Figura. 33.- Correlación Mariann Norte 1 






























Figura. 34.- Calibración  Mariann 9, Correlación Registro de Pozo e Interpretación del Núcleo 
(Fuente: Andes Petroleum, Interpretada por Moslow, 2002) 
Figura. 35.- Calibración San José 1. Registro de Pozo e Interpretación del Núcleo 





 CORRELACIÓN 1: MARIANN NORTE 1, MARIANN NORTE 2, MARIANN 4A-5, 
MARIANN 4A-14, MARIANN 4A-8, MARIANN 4A-4, MARIANN 4A-7, MARIANN 4A-11, 
MARIANN -23, MARIANN -27, MARIANN -17 
 
Según lo descrito anteriormente se identificó  una zona de transición, y tres ciclos diferentes, 
además de los límites de la arena. Este corte tiene una dirección preferencial N – S, cruza los 
campos Mariann Norte, Mariann 4A, y Mariann Viejo. Se observa que las secuencias son de 
manera constante a lo largo de los pozos, además también en la parte norte los espesores de los 
ciclo son más delgados (Mariann Norte y Mariann 4A), mientras que hacia el sur (Mariann Viejo) 
los espesores son mayores. En el pozo Mariann 4A-8 se observa que el ciclo3 tiene un espesor muy 
fino, al contrario de los otros pozos. (Ver Anexo B – Correlación 1) 
CORRELACIÓN 2: Mariann 4A-4, Mariann 4A-9, Mariann 4A-12 
 
Tienen una dirección aproximada NW – SE y cruza el campo Mariann 4A. En este corte al igual 
que el anterior se puede observar que las secuencias son de manera constante, pero además se 
observa que los espesores de los ciclos son semejantes entre ellos. En el pozo Mariann 4A-9 su 
último ciclo es más delgado que el de los otros dos pozos.              (Ver Anexo B – Correlación 2) 
CORRELACIÓN 3: Mariann 4A-8, Mariann 4A-2, Mariann 4A-6. 
 
Dirección aproximada W – NE, cruza el campo Mariann 4A. En esta correlación se observa que los 
espesores en las secuencias son semejantes entre ellos, pero también se observa que hacia el NE en 
el pozo Mariann 4A-6 el ciclo 3 desaparece.  
Esto demuestra que el aporte de sedimentos fue en dirección W – E, además que la depositación de 
la arena no es constante en los campos, no es un solo paquete de arena, como se demuestra en las 
correlaciones 1 y 2, sino al contrario la arena está depositada de forma discontinua a lo largo del 
campo, esto se observa en la correlación del ciclo 3 de estos pozos ya que este ciclo tiende a 
desaparecer hacia el NE en el pozo Mariann 4A-6. (Ver Anexo B – Correlación 3). También se 
puede confirmar lo expuesto en las correlaciones 6, 7 y 8, observando que en el pozo Mariann 4A-6 
que se encuentra más al Este la tendencia del ciclo 3 se pierde y continúa en los pozos siguientes. 






CORRELACIÓN 4: Mariann 4A-4, Mariann 4A-3, Mariann 4A-6. 
 
Este corte se encuentra en dirección SW-NE, cruza el campo Mariann 4A, como en el caso anterior 
se observa que los espesores de las secuencias son similares entre sí, también se divisa que el ciclo 
3 hacia el NE desaparece en el pozo Mariann 4A-6, confirmando la dirección de aporte de 
sedimentos E –W, y al igual que el anterior demuestra que la arena no es constante a lo largo del 
campo. (Ver Anexo B – Correlación 4) 
CORRELACIÓN 5: Mariann Norte 1, Mariann 4A-6, Mariann 4A-12, Mariann-21, 
Mariann-18 
 
Esta correlación tiene una dirección aproximadamente NW – SE, cruza por los campos Mariann 
Norte, Mariann 4A y Mariann Viejo. Se puede observar que en el ciclo 2 hubo un mayor aporte de 
sedimentos por lo que estos estratos son de mayor espesor que los otros ciclos. Además como en 
las correlaciones 3 y 4 se demuestra que la arena no es continua en el campo ya que mientras se 
acerca al pozo Mariann 4A-6 el ciclo 3 desaparece pero más al sur en los siguientes pozos este 
ciclo aparece nuevamente, demostrando la discontinuidad de la arena, a mas que también se 

























Figura. 36.- Mapa de ubicación de correlaciones estratigráficas 
(Fuente: Andes Petroleum Ecuador) 








CORRELACIÓN 1  
CORRELACIÓN 4  
CORRELACIÓN 3  
CORRELACIÓN 5  
CORRELACIÓN 2  
CORRELACIÓN 6  
CORRELACIÓN 7  





4.2.2. TOPES Y BASES  
 
Para la determinación de los topes y bases se utilizó el programa Geographix, tomando en cuenta 
los limites Lower T y Upper T realizados en la empresa, para lo cual según la interpretación 
estratigráfica realizada en todos los registros de pozos de los campos, la secuencia T Inferior 
termina en una sucesión de lutitas (típica en una secuencia transgresiva) interpretada como una 
superficie de máxima inundación y la arenisca T Superior termina con la aparición de un pequeño 
estrato calcáreo de espesor inferior a 6 pies. (Tesis: Efecto de la glauconita en las propiedades 
petrofísicas del reservorio arenisca “T” superior del bloque Tarapoa, Gustavo Atahualpa (2013). 
 
Para los topes y bases de los ciclos (UPRT_SS_CICLO3, UPRT_SS_CICLO2, 
UPRT_SS_CICLO1. UT_TRANS) se tomó en cuenta marcadores parecidos en tiempo de 
depositación que fueron identificados por medio de las curvas GR, SP, Resistividad, Porosidad y 
Densidad, además de la relación con los estudios estratigráficos y sedimentológicos de los núcleos 
realizados por Moslow.  
 







Tabla 15.- Topes y Bases Upper “T” 
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4.3. CARACTERIZACIÓN PETROFÍSICA  
4.3.1. GENERALIDADES.  
 
El análisis petrofísico se encarga de la determinación cuantitativa de las propiedades físicas de la 
roca y de los fluidos presentes en ella. A partir de estos parámetros es posible obtener los mapas de 
isopropiedades, los cuales permiten optimizar la selección del área e intervalos de cañoneo, además 
de implantar en conjunto con las otras disciplinas e identificar las zonas prospectivas y obtener el 
mejor plan de extracción de las reservas existentes en el yacimiento.  
 
Este estudio se basó en el análisis de  los registros tales como Inducción, resistividad y porosidad, 
corridos en los campos Mariann Norte y Mariann 4A, con el fin de conocer los parámetros 
petrofísicos característicos en cada pozo para el reservorio “T” Superior.  
 
Este análisis se lo realizó por medio del Software PRIZM (GeoGraphix), mediante el siguiente 
proceso:  
 
 Se cargó la base de datos existente en el programa de registros eléctricos de pozos, curvas 
necesarias para el análisis petrofísico en cada uno de ellos.  
 Para que el software pueda procesar estos datos requiere que se coloque de forma manual 
los valores de Resistividad de Agua de Formación (Rw), Factor de Tortuosidad (a), 
Exponente de Cementación (m), Exponente de Saturación (n), Gama Ray Máximo (GRsh), 
GR Mínimo (GRcln), además del Volumen de Arcilla. (Vgl). 
 Una vez completada toda la información necesaria, esta será procesada a través del 
software para la generación de Registros de Pozo con información petrofísica.  
 
Como se mencionó anteriormente en la descripción de los núcleos analizados, la Arena “T” 
Superior en estos campos contiene una gran cantidad de glauconita, la misma que al ser analizada 
con los registros eléctricos se determina que esta tiene un grado alto de influencia  en la curva de 
densidad, neutrón y  resistividad, como se muestra en la figura 37 los valores de resistividad son 
bajos, los de densidad y neutrón son altos, por ende estas curvas no demuestran claramente el 
contenido de hidrocarburo en el pozo.  
Por esta razón se llegó a determinar una corrección para cada curva, tomando en cuenta valores 
reales como son datos obtenidos en el análisis de los núcleos. Para el análisis principal de las 
























4.3.2. CORRECCION DE LAS CURVAS DE DENSIDAD, NEUTRÓN Y 
RESISTIVIDAD.  
 
 CURVA DE DENSIDAD 
 
Ofrece un estimado de la densidad total de la roca mediante la medición de la atenuación de los 
rayos gamma entre una fuente y un receptor. Esta curva muestra valores altos de densidad debido al 
contenido de glauconita en la zona de estudio (Densidad Glauconita = 2.9 g/cm3), por lo que se 
realizó una corrección tomando en consideración los valores del núcleo Mariann Norte 1 como 
valores reales. (Ver figura 37). 
 
Para obtener los valores de porosidad de densidad de un pozo se relaciona la medida de densidad 
total de la roca con una densidad de matriz, como se muestra en la ecuación (7) del marco teórico. 
 
Figura. 37.- Registros de Curvas de Resistividad y Densidad 





En la adquisición del registro de porosidad de densidad tomaron una densidad de matriz de una 
arenisca. (Ver tabla 10), razón por la cual los valores de registro son muy altos. Para la corrección 
de estos valores se cambió la equivalencia utilizada para la densidad de matriz por 2.75 (g/cm3) 
que es aproximadamente el valor de la densidad de matriz de una Dolomita, este valor es 
referencial debido a que se tomó un promedio entre el valor de densidad de matriz de una arenisca 
(2.65 g/cm3) con el de densidad de la glauconita (2.9 g/cm3) debido al efecto que esta causa. (Ver 
tabla 10). 
 
Como se observa en la tabla 16 se tiene los valores de densidad corregido para cada ciclo, 
observando que los valores de esta son aproximados a los valores de densidad del núcleo Mariann 
Norte 1 además, la variación entre los dos es muy baja, lo que demuestra que los valores obtenidos 
con la corrección se acercan más a la realidad. 
 
Tabla 16.- Corrección Curva de Porosidad de Densidad – Mariann Norte 1 
 
CICLO Depth log D Φdcc Φcore ∆ΦD 




8662 2,670 0,046     
8664 2,690 0,034     
8666 2,430 0,183 0,097 -0,086 
            
UPP_T_CICLO 
3 








8668 2,620 0,074 0,163 0,089 
8670 2,640 0,063 0,089 0,026 
8672 2,650 0,057 0,121 0,064 
8674 2,630 0,069 0,080 0,011 
8676 2,610 0,080 0,080 0,000 
8678 2,570 0,103 0,124 0,021 
  8680 2,450 0,171 0,135 -0,036 
          0,015 
UPP_T_CICLO 
2 












8682 2,420 0,189 0,140 -0,049 
8684 2,420 0,189 0,107 -0,082 
8686 2,440 0,177 0,182 0,005 
8688 2,390 0,206 0,190 -0,016 
8690 2,490 0,149 0,151 0,002 
8692 2,480 0,154 0,144 -0,010 
8694 2,640 0,063 0,154 0,091 
8696 2,620 0,074 0,058 -0,016 
8698 2,400 0,200 0,161 -0,039 
8700 2,570 0,103 0,170 0,067 
  8702 2,430 0,183 0,167 -0,016 
          -0,010 





























Según lo explícito en la tabla 16, se aplicó esta corrección mediante el Software PRIZM 
(GeoGraphix) para los pozos restantes de los campos, el resultado fue, que en algunos de ellos la 
corrección funciono y sus valores eran más bajos mientras que en otros pozos la curva no 
demostraba alguna variación por lo que, mediante el análisis de otras curvas se determinó que 
debido al contenido de glauconita y la microporosidad de la misma también es afectada la curva 
Neutrón. 
Debido a este análisis se determinó también una corrección de esta curva descrito a continuación. 
 CURVA DE NEUTRÓN  
 
El registro neutrón es usado principalmente para delinear formaciones porosas y la determinación 
de su porosidad. Este perfil responde a todo el hidrógeno contenido en una formación, 
considerando inclusive el hidrógeno del agua intersticial presente en las arcillas, esto se debe casi 
enteramente a los fluidos y el volumen de los fluidos es el volumen poroso. 
 
Como se mencionó la glauconita contiene microporosidad, la microporosidad es una parte del 
espacio poral que posee una dimensión característica inferior a 1 micrón. El agua presente en este 












8706 2,520 0,131 0,114 -0,017 
8708 2,520 0,131 0,153 0,022 
8710 2,580 0,097 0,121 0,024 
8712 2,600 0,086 0,078 -0,008 
8714 2,570 0,103 0,123 0,020 
8716 2,460 0,166 0,084 -0,082 
8718 2,560 0,109 0,205 0,096 
8720 2,500 0,143 0,108 -0,035 













8724 2,530 0,126 0,074 -0,052 
8726 2,470 0,160 0,113 -0,047 
8728 2,550 0,114 0,130 0,016 
8730 2,470 0,160 0,028 -0,132 
8732 2,530 0,126 0,129 0,003 
8734 2,570 0,103 0,095 -0,008 
LWR_T_SS 8736 2,380 0,211 0,140 -0,071 
 
    
-0,037 
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Esta agua depositada en los microporos de la glauconita al tener un mayor número de H+, esto va a 
afectar a la porosidad de la roca por lo que eleva los valores en el registro de Porosidad de Neutrón, 










Tabla 17.- Corrección Curva de Porosidad de Neutrón – Mariann Norte 1 
 
 














En la tabla 17 se muestra los valores corregidos de la curva de Porosidad de Neutrón para cada 
ciclo (fila 1) correspondiente al Núcleo Mariann Norte 1. Para la corrección de la curva se realizó 
el siguiente proceso:  
1. Se obtuvo los valores de Resistividad (Rt) (fila 2) y Porosidad de Neutrón (fila 3) de los 
registros eléctricos en la base de datos del programa GeoGraphix, cada dos pies de 
profundidad. (fila 4). 
2. Se colocaron los datos de porosidad del núcleo (fila 5) determinados en el análisis del pozo 
Mariann Norte 1 por la compañía Schlumberger.  
3. Se determinó la variación entre los valores de porosidad del Núcleo y los valores tomados 
del registro de Porosidad de Neutrón. (fila 6). Como se observa en esta fila los valores 
obtenidos son altos, además en amarillo se muestra un promedio de esta variación para 
cada ciclo, estos valores ayudaran a determinar si existe o no un cambio al realizar la 
debida corrección.  
4. Como se ha mencionado la presencia de glauconita afecta al reservorio, por lo que se tomó 
datos del porcentaje de glauconita existente para cada ciclo mediante el análisis de láminas 
delgadas expuesto en el informe del Núcleo Mariann Norte 1. (fila 7) 
5. En la fila 8 se observa los valores de Gama Ray (GR) cada dos pies para cada ciclo, estos 
valores permitirán determinar la cantidad de arcilla existente en la zona analizada.  
6. Se determinó mediante la fórmula (9) expuesta en el marco teórico el Volumen de Arcilla 
(Vsh) (fila 9), este valor se obtuvo debido a que en el análisis de las láminas delgadas del 
núcleo además de encontrar glauconita también existe la presencia de una arcilla como es 
la Kaolinita (Ver figura 25), la misma que de igual manera que la glauconita afecta en 
menor dimensión a las curvas.  
7. Mediante la fórmula. 
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  Dónde:   Ncc = Porosidad de Neutrón corregida 
 N = Porosidad de Neutrón de registro. 
Vsh = Volumen de Arcilla 
%GL = Porcentaje de Glauconita  
 sh = Porosidad de arcilla 
Se determinó la corrección de Porosidad de Neutrón restando los volúmenes de arcilla y el 
porcentaje de glauconita que de una u otra forma afectaban a la curva de Neutrón, pero 
como se mencionó anteriormente también afecta la porosidad de la arcilla en este caso de la 
glauconita por lo que se realizó un promedio de los valores más representativos de 
porosidad de arcilla para cada ciclo dando como resultado 0.25% de porosidad.  
Como rectificación de este dato se tomó en cuenta un estudio realizado por Mcafee Buce 
William y Ray Riley en Estados Unidos sobre la ALTERACION DE LA GLAUCONITA 
Y MEDIOS DE ALTERACION donde exponen que la porosidad en una glauconita sin 
alteración varían de 15% a 20% aproximadamente, mientras que en un glauconita alterada 
varia de 30% - 35% de porosidad aproximadamente, esto ayuda a definir que la glauconita 
en la zona estudiada se encuentra medianamente alterada. 
8. Se realizó la diferencia entre la porosidad real del núcleo y la porosidad corregida y se 
observa que los datos obtenidos son relativamente bajos. 
Como se observa en los resultados de la tabla 17 los valores de Porosidad de Neutrón corregido son 
más bajos que los del registro y son más cercanos a los datos reales de porosidad del núcleo (Ver 
figura 39 y 40), al igual relacionando la variación de la porosidad corregida con la porosidad sin 
corregir, se observa muy claramente que los valores de la curva corregida son mucho más bajos 





































Figura. 39.- Curvas entre la Porosidad del Núcleo y Porosidad del Registro 







 CURVA DE RESISTIVIDAD  
 
Los valores de Resistividad como se muestra en la figura 37 son muy bajos, por ende no muestra 
valores reales de hidrocarburo. El hidrocarburo es altamente resistente por lo que los valores de 
resistividad deberían ser altos, esto determina que existe un parámetro que afecta a los valores 
reales de la curva. 
La presencia de glauconita en el área es alta, esta es una de las razones que afecta a la curva de 
resistividad. La Glauconita es un mineral de composición química igual a (K, Na) (Fe3+, Al, 
Mg)2(Si,Al)4O10(OH)2, como se observa en la formula química está compuesta de Fe, dado que el 
Fe es mineral muy poco resistible provoca que los valores de la curva de resistividad sean bajos. 
(Ver anexo C), como se aprecia en el anexo el valor de hierro es alto en comparación al contenido 



























Figura. 40.- Curvas entre la Porosidad del Núcleo y Porosidad Corregida 





El contenido de agua irreducible, describe la saturación de agua, en la que toda el agua retenida en 
el espacio poral o intersticios de una formación desde que fue creada se encuentra entrampada entre 
los poros y microporos de la roca, esta corresponde al agua que no podrá ser removida.  
Esta agua que se encuentra en los microporos de la glauconita también puede ser un factor para que 
los valores de resistividad sean bajos, debido a que el agua es un buen conductor y tiene baja 
resistividad. 
Determinado los valores corregidos de porosidad de densidad como de neutrón se procede a 
determinar la curva de Resistividad corregida, sin presencia de arcilla y glauconita, para así 
observar de mejor manera el contenido de hidrocarburo. 
La tabla 18 muestra los valores de resistividad corregidos, para el cálculo de la curva se realizó el 
siguiente proceso: 
Tabla 18.- Corrección Curva de Resistividad – Mariann Norte 1 
|CICLO 
DEPTH 
LOG ΦNcc Φdcc ΦT Rtcc Rtcc 
UPP_T_SS 8666 0,080 0,183 0,131 0,120 11,954 
UPP_T_CICLO 
3 








8668 0,126 0,074 0,100 0,070 6,994 
8670 0,047 0,063 0,055 0,021 2,123 
8672 0,068 0,057 0,062 0,027 2,738 
8674 0,043 0,069 0,056 0,022 2,217 
8676 0,022 0,080 0,051 0,018 1,831 
8678 0,085 0,103 0,094 0,062 6,170 
8680 0,104 0,171 0,138 0,131 13,137 
UPP_T_CICLO 
2 
8681 0,085 0,177 0,131 0,120 11,960 
 
8682 0,079 0,189 0,134 0,124 12,415 
8684 0,082 0,189 0,135 0,127 12,666 
8686 0,167 0,177 0,172 0,204 20,409 
8688 0,157 0,206 0,181 0,227 22,700 
8690 0,112 0,149 0,130 0,118 11,782 
8692 0,114 0,154 0,134 0,125 12,531 
8694 0,069 0,063 0,066 0,031 3,073 
8696 0,033 0,074 0,054 0,020 2,032 
8698 0,111 0,200 0,156 0,168 16,757 
8700 0,091 0,103 0,097 0,066 6,593 
8702 0,144 0,183 0,164 0,185 18,486 
UPP_T_CICLO 
1 
8704 0,083 0,086 0,084 0,050 4,956 
 
8706 0,063 0,131 0,097 0,066 6,613 





8710 0,071 0,097 0,084 0,049 4,939 
8712 0,137 0,086 0,111 0,086 8,600 
8714 0,203 0,103 0,153 0,162 16,193 
8716 0,122 0,166 0,144 0,144 14,364 
8718 0,153 0,109 0,131 0,119 11,854 
8720 0,105 0,143 0,124 0,107 10,693 
UPP_ T_ 
TRANS 
8722 0,100 0,097 0,099 0,068 6,781 
 
8724 0,105 0,126 0,116 0,093 9,300 
8726 0,107 0,160 0,134 0,124 12,385 
8728 0,097 0,114 0,106 0,078 7,811 
8730 0,132 0,160 0,146 0,148 14,807 
8732 0,155 0,126 0,140 0,137 13,674 
8734 0,134 0,103 0,118 0,097 9,729 
LWR_T_SS 8736 0,170 0,211 0,191 0,250 25,042 
 
 
1. Con los valores de porosidad de Neutrón y de Densidad corregidos se obtuvo una 
porosidad promedio según la formula (8) del marco teórico (ΦT). 
2. El cálculo de resistividad se determinó mediante la fórmula: 
 
    
     
  
 
  Dónde: Rw = Resistividad del agua de formación. 
    a = Factor de tortuosidad 
    m = Exponente de cementación  
      = Porosidad total (ΦT). 
 
El valor de Rw utilizado es de 0,15 a 0,20 aproximadamente, valores aproximados tomados 
de los análisis de los núcleos en el reservorio “T”. Los valores de a y m son de 1 y 1,98 
respectivamente, como se muestra en la descripción del núcleo Mariann Norte 1 y los 
Anexos F y G  
La figura 41 muestra un esquema grafico entre la curva de resistividad no corregida (Rt) y la curva 
corregida (Rtcc). Se observa que la curva Rtcc muestra valores más altos de resistividad mayores a 
10 ohmm, mostrando así una curva con un mayor detalle, a diferencia del Rt.  
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Rtcc ΦNcc Φdcc ΦT Rw 
UPP_T_SS 8666 11,954 0,080 0,183 0,131 0,214 
              
UPP_T_CICLO 
3 
8667 17,419 0,123 0,194 0,159 0,455 
  
8668 6,994 0,126 0,074 0,100 0,073 
8670 2,123 0,047 0,063 0,055 0,007 
8672 2,738 0,068 0,057 0,062 0,011 
8674 2,217 0,043 0,069 0,056 0,007 
8676 1,831 0,022 0,080 0,051 0,005 
8678 6,170 0,085 0,103 0,094 0,057 
8680 13,137 0,104 0,171 0,138 0,259 
          0,109 
UPP_T_CICLO 
2 
























Figura. 41.- Curvas entre Resistividad sin corregir  y Resistividad corregida 






8682 12,415 0,079 0,189 0,134 0,231 
8684 12,666 0,082 0,189 0,135 0,241 
8686 20,409 0,167 0,177 0,172 0,625 
8688 22,700 0,157 0,206 0,181 0,773 
8690 11,782 0,112 0,149 0,130 0,208 
8692 12,531 0,114 0,154 0,134 0,236 
8694 3,073 0,069 0,063 0,066 0,014 
8696 2,032 0,033 0,074 0,054 0,006 
8698 16,757 0,111 0,200 0,156 0,421 
8700 6,593 0,091 0,103 0,097 0,065 
8702 18,486 0,144 0,183 0,164 0,513 







8706 6,613 0,063 0,131 0,097 0,066 
8708 13,918 0,152 0,131 0,142 0,291 
8710 4,939 0,071 0,097 0,084 0,037 
8712 8,600 0,137 0,086 0,111 0,111 
8714 16,193 0,203 0,103 0,153 0,393 
8716 14,364 0,122 0,166 0,144 0,309 
8718 11,854 0,153 0,109 0,131 0,211 
8720 10,693 0,105 0,143 0,124 0,172 







8724 9,300 0,105 0,126 0,116 0,130 
8726 12,385 0,107 0,160 0,134 0,230 
8728 7,811 0,097 0,114 0,106 0,092 
8730 14,807 0,132 0,160 0,146 0,329 
8732 13,674 0,155 0,126 0,140 0,280 
8734 9,729 0,134 0,103 0,118 0,142 
LWR_T_SS 8736 25,042 0,170 0,211 0,191 0,941 
 
     
0,277 
 
Obtenidos los valores de Rt corregidos se determinó el Rw para cada ciclo, como muestra la tabla 
19, los datos se obtuvieron mediante la fórmula (3) descrita en el marco teórico, utilizando los 
valores de a y m descritos anteriormente. En amarillo se observa un promedio de Rw para cada uno 
de los ciclos del pozo.  
4.4. MODELO PETROFÍSICO 
 
Con todos los ajustes realizados basados en datos de núcleos, se creó un algoritmo que permite 
integrar todas las ecuaciones obtenidas y además obtener una petrofísica que refleja con mayor 
precisión la real saturación de Hidrocarburos que tiene el reservorio en determinado pozo. 
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Petrofísica Upper T SS  
 
Porosidad de Densidad  
PHID[] = (RhoM - RHOB[]) / (RhoM - RhoF) 
If ( IsNull( RHOB[] )) Then PHID[] =  (DT[] - DTma) / (DTfld - DTma) 
Gamma Ray Index 
Vsh[] = min(1, max(0, (GR[]-GRcln) / (GRshl-GRcln) )) 
Porosidad de Neutrón Corregido 
PHINc[] = PHIN[] - (Vgl[] * PHIgl) - (Vsh[] * PHIsh) 
Porosidad Promedio 
PHIA[] = min( 1, max( 0, PHIA[] ) ) 
If ( IsNull( PHIN[] ) ) Then PHIA[] = PHID[] 
If ( IsNull( PHID[] ) ) Then PHIA[] = PHIN[] 
Porosidad Efectiva  
PHIE[] = PHIA[] * (1-Vsh[]) 
Resistividad Corregida 
Nombre Valor Descripción 
DTfld 189  us/ft V del sonido en el fluido 
DT matrix 56  us/ft V del sonido en la matriz 
PHIECutoff 0.1 V/V Mínima Porosidad efectiva para una zona de pago. 
PHIsh 0.14 V/V Porosidad de arcilla 
PHICutoff 0.1 V/V Mínima Porosidad para una zona de pago. 
RhoF 1.00 g/cc Densidad del fluido de la formación 
RhoM 2.9 g/cc Densidad del fluido de la matriz 
Sw 0.15 V/V Saturación de agua irreducible 
a 1 Archie, exponente de tortuosidad. 
m 1.98 Archie, exponente de cementación. 
n 2.41 Archie, exponente de saturación. 
PHIgl 0.3 Porosidad de la Glauconita 
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RTc[] = 100*(PHIA[]^m)/Rw 
Archie Saturación de Agua  
SwA[] = (a * Rw / ( (RTc[]) * PHIA[]^m) )^(1/n) 
 
Res flag using Porosity & Shale Volume 
RES[] = PHIA[] >= PhiCutoff and Vsh[] < VshCutoff and SwA[] > SwCutoff 
Pay flag using Porosity, Sw & Shale Volume 
PAY[] = PHIA[] >= PhiCutoff and SwA[] <= SwCutoff and Vsh[] < VshCutoff 
Bulk Volume Water 
BVW[] = PHIE[] * SwA[] 
Hydrocarbon Pore Volume 




Ke[] = (250 * (PHID[]^3/SwIrr))^2 
KVsh[]=10^(5.2+(3*log(PHIA[]))-(2*log(1-PHIA[]))-(Vsh[]*1.5)) 
KEST[]=(Ke[]+KVsh[])/2 
Gardner's Equation for DT 
DTD[] = ((25 / RHOB[]) ^4) /140 
Sandstone 
Sand[] = (Vsh[] <= 0.4) 
Shale 
Shale[] = (Vsh[] >= 0.7) 
Silstone 
Silst[] = (Vsh[] < 0.7 and Vshl[] > 0.4) 
Limestone 
Lime[] = (Vsh[] <= 0.7 and RHOB[] > 2.65 and RESD[] > 8) 
Coal 






4.4.1. EVALUACIÓN PETROFISICA  
 
Para finalizar con la caracterización petrofísica, determinadas las debidas correcciones para las 
curvas se aplicó con la ayuda del Software PRIZM (GeoGraphix) las ecuaciones para los pozos 
restantes, además de obtener los parámetros petrofísicos de los mismos. 
 Comprobación para núcleo Mariann Norte 1  
De acuerdo al análisis de núcleo se determinó la presencia de petróleo visible en las siguientes 
profundidades:  










De acuerdo a la tabla 21 las profundidades obtenidas en la petrofísica con las diferentes 
correcciones son semejantes a las profundidades donde se obtuvo hidrocarburo visible en el núcleo, 
esto da a conocer que el modelo petrofísico para el pozo Mariann Norte 1 funciona sin mucha 
diferencia. 
Profundidad 
Core Oil (ft) 
Profundidad Oil 
Petrofísica 
8675 a 8679  
8680 a 8684 8680 a 8696 




8727 a 8728 8724 a 8732 
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Figura. 42.- Correlación Petrofísica – Mud Log del pozo Mariann Norte 1 





La figura 42 muestra una correlación entre la Petrofísica obtenida con las correcciones de las 
curvas mencionadas y el Mud Log del pozo, donde se demuestra que las zonas donde la petrofísica 
muestra hidrocarburo en el Mud Log las mismas zonas contienen presencia de gases por ende 
hidrocarburo.  
 Comprobación para núcleo Mariann 9 
La tabla 22 demuestra las profundidades que contienen hidrocarburo en el estudio del core (Ver 
Anexo H), con las profundidades con hidrocarburo obtenidas en la petrofísica 
 









La figura 43 muestra la petrofísica obtenida relacionada con el registro eléctrico del pozo, donde se 
demuestra el contenido de hidrocarburo aproximadamente iguales entre los dos, para confirmar 
estos datos se observa en la tabla 22 donde se determina la relación de profundidades con 
hidrocarburo del core con la petrofísica (Ver figura 43) donde se demuestra que estas son 
aproximadamente iguales, indicando que en este pozo el modelo petrofísico funciona de igual 
manera que en el Mariann Norte 1.  
  
Profundidad 
Core Oil (ft) 
Profundidad Oil 
Petrofísica 
8097 a 8110 8098 a 80103 
 8106 a 8111 
8114 a 8115 8114 a 8116 
8123 a 8130 8124 a 8126 
8132 a 8139 8132 a 8140 
8142 a 8145 8143 a 8144 
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Figura. 43.- Correlación Petrofísica obtenida con la Petrofísica de núcleo Mariann 9 





 Comprobación para núcleo San José 1 
De igual manera que los pozos anteriores se realizó para el núcleo San José 1, y en la tabla 23 se 
presentan las profundidades con hidrocarburo del core (Ver Anexo I) y de la petrofísica realizada. 
(Ver figura 44).  

























10411 a 10423 1406 a 10436 
 10442 a 10452 
Figura. 44.- Aplicación del modelo Petrofísico para el pozo San José 1 
(Elaborado: Jenny Guanochanga) 
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Como se observa en la tabla 23 los valores de profundidad entre los dos son muy similares por lo 
que se puede determinar que el modelo petrofísico realizado funciona en los tres pozos, ratificando 
los valores obtenidos con valores reales como los de los núcleos. 
Debido a que en los tres pozos se obtuvo buenos resultados se aplicó el modelo petrofísico para los 
pozos restantes de los campos. Como se puede ver en la figura 45, 46, se realizó  el análisis entre la 
Petrofísica obtenida y el Mud Log de los pozos. 
La figura 45 muestra el análisis del pozo Mariann 4A-8, donde se manifiesta que la petrofísica 
obtenida coincide con los valores de hidrocarburo demostrados en el mud log. Si se analiza a la 
profundidad de 8298 ft se observa en la petrofísica que no existe hidrocarburo por ende el mud log 
muestra una disminución en el contenido de gases, en cambio que a 8400 ft donde muestra una 
elevación de gas en el mud log la petrofísica expone hidrocarburo. Tomando en cuenta la figura 46, 
esta demuestra que en la petrofísica no hay presencia de hidrocarburo lo que se afirma con el mud 
log. El análisis de estas dos figuras confirma el buen funcionamiento de este modelo. 
Ratificando lo demostrado en los pozos anteriores, se muestra que en zonas donde la petrofísica 
muestra hidrocarburo coincide con las zonas que muestra la presencia de gases por ende de 
hidrocarburo en los mud logs, probando así que el modelo Petrofísico realizado funciona para los 
campos Mariann 4A y Mariann Norte, se podría decir que también para Mariann Viejo ya que se 
probó en 4 pozos de este campo donde se obtuvo buenos resultados. 
A partir de la evaluación petrofísica se generan los parámetros de corte, los cuales permiten evaluar 
espesor de arena neta, saturación de agua (Sw), volumen de arcilla (Vsh), porosidad, saturación de 
agua, saturación de petróleo, etc. Para obtener estos parámetros se utilizó el mismo programa 






Figura. 45.- Aplicación del modelo Petrofísico para el pozo Mariann  4A – 8 relacionando con el Mud Log 






Figura. 46- Aplicación del modelo Petrofísico para el pozo Mariann  4A – 6 relacionando con el Mud Log 





Tabla 24.- Parámetros Petrofísicos – Upper “T” Zona de Transición 
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Tabla 25.- Parámetros Petrofísicos – Upper “T” Zona 1 
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Tabla 26.- Parámetros Petrofísicos – Upper “T” Zona 2 
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Tabla 27.- Parámetros Petrofísicos – Upper “T” Zona 3 
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Tabla 28.- Parámetros Petrofísicos – Upper “T” Zona 4 
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4.5. ELABORACION DE MAPAS ISOPACOS  
 
Una vez determinadas y calculadas todas las propiedades petrofísicas del yacimiento, se realizaron 
los mapas isopacos con la ayuda del software “Petrosys” (aplicación del software Exceed), los 
mismos que posteriormente fueron interpretados y procesados para dar lugar a los mapas de 
isopropiedades definitivos, donde se muestran, aparte de las distintas propiedades petrofísicas, la 
forma y tendencia del yacimiento. 
 
La generación de mapas para el presente estudio es la representación en el espacio de los análisis y 
estudios que se han dado durante el presente proyecto, los cuales ayudarán al mayor entendimiento 
de los resultados finales Los mapas elaborados son los siguientes: Arena Neta Total (NET RES), 
Espesor de Arena Total (GROSS INTERVAL), Isoporosidad (POROSITY).  
4.5.1. MAPAS DE ESPESOR TOTAL (GROSS INTERVAL)  
 
Estos mapas corresponden a la distribución del espesor total de la arenisca “T” Superior, y de cada 
uno de los miembros que la conforman. Para este estudio se dividió en las siguientes zonas:  
Zona de Transición: Entre el tope de la zona de transición y la base de  
                                   Lower T. 
Zona 1: Entre el tope del ciclo 1 y la base de la zona de transición. 
Zona 2: Entre el tope del ciclo 2 y la base de ciclo 1. 
Zona 3: Entre el tope del ciclo 3 y la base del ciclo 2 
Zona 4: Entre el tope Upper “T” y la base del ciclo 3. 
El propósito de este tipo de mapas es el conocer en toda el área de estudio la distribución y los 
constantes cambios en el espesor a nivel regional y local en cada uno de los campos  
Para un mayor y fácil entendimiento de los mapas se trabajara con un espectro de colores que van 
desde las tonalidades rojizas para los espesores menores hasta las tonalidades lilas para los de 
espesores mayores, además cabe resaltar que para el presente estudio y análisis se consideraron  4 
pozos del campo Mariann Viejo aledaños a los campos de estudio para tener una representación 





 MAPA ESPESOR TOTAL (GROSS INTERVAL) ZONA DE TRANSICION  
 
El Mapa # 1 representa como se encuentra distribuido la arenisca “T” Superior en la zona de 
Transición.  
 
Se observa que en la parte Sur y Centro Norte, se encuentra los valores más altos en espesor de 
toda el área, que se evidencia representados en la parte Centro Norte por el pozos Mariann 4A-1 
aproximadamente 22 ft y en la parte Sur por los pozos Mariann 23 y 27, aproximadamente entre 
23ft y 24 ft, del campo Mariann Viejo. Los espesores más bajos se observan en la parte Central y 
Norte del mapa, representados en los pozos Mariann 4A-6, 3, 7, y 11 (Centro), con espesores 
aproximados entre 17ft a 15ft y con los pozos Mariann Norte 1 y 2 (Norte) con espesores 
aproximados de 15 ft.  
 
Se muestra claramente como a partir de la parte centro norte en dirección  N – O empieza a 
disminuir el espesor, mientras tanto desde la parte sur en la misma dirección (N – O), también 
disminuyen su espesor hasta la parte central. El mapa también muestra una tendencia preferencial 
de depositación en dirección NE.- SO. (Ver Anexo J Mapa #1) 
 MAPA ESPESOR TOTAL (GROSS INTERVAL) ZONA 1  
 
El Mapa # 2 representa como se encuentra distribuida la arenisca “T” Superior en la zona 1.  
El mapa indica en la parte Sur y Centro Norte los valores más altos en espesor de toda la zona1, se 
evidencian en la parte Centro Norte por los pozos Mariann 4A-6 y 2 con valores aproximados entre 
18ft a 20ft, y al Sur por los pozos Mariann 18 y 21, con espesores aproximados de 22ft a 19ft, del 
campo Mariann Viejo. Los espesores más bajos se muestran en la parte Central con espesores entre 
14ft a 15ft, evidenciados en los pozos Mariann 4A-3, 9 y 4, y al N – O del mapa valores bajos 
representados en los pozos Mariann 4A-1 y 14, con espesores aproximados entre 14ft a 15ft, y al 
sur del mapa representado en el pozo Mariann 27 (14 ft).  
 
Se muestra claramente como en el mapa existe la presencia de estructuras largas con aporte de 
sedimentación en dirección NE – SO. (Ver Anexo J Mapa #2)   
 MAPA ESPESOR TOTAL (GROSS INTERVAL) ZONA 2 
 





Se tiene los valores más altos de espesor entre 19ft a 23ft en la parte norte del mapa, representado 
en el pozo Mariann Norte 1, los valores más bajos se encuentran al centro del mapa expresados en 
colores rojizos y amarillos con valores aproximados entre 6ft  a 11ft, estos espesores están 
representados en los pozos Mariann 4A-2, 8,3, 9, 7, 11, y Mariann 21, 23, 27 y 18. Los colores 
verdosos y azules demuestran valores entre 15ft y 17ft., demostrados en los pozos Mariann 4A-5, 1 
y 14.  
Este mapa muestra la misma tendencia de depositación de arena que los anteriores. (Ver Anexo J 
Mapa #3) 
 MAPA ESPESOR TOTAL (GROSS INTERVAL) ZONA 3  
 
El Mapa # 4 representa la distribución de la arenisca “T” superior en la Zona 3. 
Se observa una mayor depositación de arena de 15ft y 12ft de espesor en la parte norte, parte centro 
y sur del mapa representados por los pozos Mariann Norte 1 y 2, Mariann 4A-5, 14, 7, 1 y Mariann 
21, 27 y 18, mientras va  decreciendo hacia la parte centro del mismo con espesores bajos de 5ft a 
7ft, manifestados en los pozos Mariann 4A-6, 9 y 4. (Ver Anexo J Mapa #4) 
 MAPA ESPESOR TOTAL (GROSS INTERVAL) ZONA 4 
 
El Mapa # 5 representa como se encuentra distribuida la arena “T” superior en la Zona 4. 
 
En la parte central se observa una concentración de arena donde se presentan los mayores espesores 
entre 12ft a 14ft aproximadamente, representado en el pozo Mariann 4A-7, los mismos que 
disminuyen  hacia la parte sur y norte del mapa, se observa que existen importantes 
concentraciones donde se presentan espesores bajos hacia el norte y sur con valores entre 6ft y 8ft, 
representados en los pozos Mariann Norte 1 y 2, Mariann 4A-1y Mariann 23 y 27.  
 
Este mapa como los mapas anteriormente descritos muestra claramente una tendencia de aporte de 
sedimentos NE – SO. (Ver Anexo J Mapa #5) 
4.5.2. MAPAS DE NETO DE ARENA (NET RES)  
 
El propósito de generar los presentes mapas es el de conocer en el área de estudio la distribución y 
desarrollo de arena, que servirán como posibles rocas reservorio, esto se realiza para cada una de 





Estos mapas consisten en la representación gráfica de la distribución y comportamiento del espesor 
total del desarrollo de arena excluyendo del espesor total (gross) los lentes lutíticos y capas 
arcillosas presentes en los campos. 
Para un mayor y fácil entendimiento de los mapas se trabajó con un espectro de colores que van 
desde las tonalidades lilas para los mayores espesores hasta las tonalidades amarillas y rojas para 
los de menor espesor.   
 MAPA NETO DE ARENA (NET RESS) ZONA DE TRANSICION   
 
Se observa en el Mapa # 6 que en la parte centro norte y sur del mapa se ubican las zonas de mayor 
espesor total de arena de la zona de transición, donde de estos dos principales altos los espesores 
van disminuyendo hacia la parte norte y centro del mapa.  
Marca la misma tendencia y distribución mostrando formas alargadas con una tendencia NO – SE 
al igual que los mapas anteriormente descritos, por lo que puede ser fácilmente correlacionable con 
los mapas correspondientes a los espesores totales.  
 
Mariann 4A-1, 14 y Mariann 23 muestran valores de espesor neto de aproximadamente 18ft, 19ft y 
22ft respectivamente y los pozos Mariann 4A-3, 9, 7, 11, 6 y 5, con valores bajos aproximadamente 
entre 5ft y 10ft.  
 
Como se observa en el campo Mariann 4A en la parte centro norte existe un mejor desarrollo y 
posible potencial roca reservorio, a diferencia del campo Mariann Norte donde no se tiene mayor 
información como para poder estimar de mejor manera un reservorio. (Ver Anexo J Mapa #6) 
 MAPA NETO DE ARENA (NET RESS) ZONA 1  
 
En el mapa # 7  se logra evidenciar dos zonas donde se concentran los mayores espesores que 
corresponden a la parte norte y centro de la zona estudiada.  
 
Los valores altos de espesor se evidencian en los pozos Mariann Norte 1 y 2, Mariann 4A-14, 2, 8, 
7 y 11 que varían aproximadamente de 7ft a 9ft, los valores más bajos se ubican en los pozos 
Mariann 4A-6, 9 y Mariann 23, 27, 21 y 18 con valores entre 2ft a 5ft aproximadamente. Se 
observa como en toda la zona se presenta un pobre desarrollo de la arena constituyendo espesores 
muy bajos, a pesar de esto no se debe descartar al presente miembro como una zona con potencial 





 MAPA NETO DE ARENA (NET RESS) ZONA 2 
 
El mapa # 8 muestra como en la parte norte y SO (datos relativos debido a la ausencia de pozos en 
dicha zona para que puedan ser analizados), se encuentran las zonas de mayor espesor total y en la 
parte centro y sur se ubican los valores más bajos. Se observa que continúa la misma tendencia de 
depositación como los mapas anteriores.  
 
Los valores altos varían entre 8ft y 10ft en el campo Mariann Norte y los valores bajos varían entre 
1ft a 4ft ubicados en los campos Mariann 4A y Mariann Viejo.  
Se puede resaltar como la tendencia y concentración mantiene una similitud y fácil correlación con 
los mapas anteriores correspondientes a los espesores totales y al espesor arenoso de la zona.  
Se observa que prácticamente la zona no tiene un buen desarrollo de la arena ya que de manera 
general los valores de esta son muy bajos. (Ver Anexo J Mapa #8)  
 MAPA NETO DE ARENA (NET RESS) ZONA 3 
 
El mapa # 9 muestra  3 sectores con mayor espesor total, en la parte centro norte, al sur y al SO 
(valor referencial por falta de información), presenta la misma tendencia que los mapas descritos 
anteriormente.  
 
Los pozos Mariann 4A-5, 11 y 7 muestran los valores más altos que varían entre 5ft y 6ft 
aproximadamente, y los valores bajos representados en los pozos Mariann 4A-1, 14, 8, 3 y 9, de 1ft 
a 3ft aproximadamente.  
 
Esta zona al igual que los mapa # 7 y 8, presenta valores relativamente bajos de espesor neto de 
arena por lo que la zona no tiene una arena bien desarrollada, lo cual reduce el potencial como 
reservorio hidrocarburífero. (Ver Anexo J Mapa #9) 
 MAPA NETO DE ARENA (NET RESS) ZONA 4 
 
El mapa # 10 mantiene al igual que los anteriores una tendencia de estructuras alargadas dirección 
NE – SO, se observa que las zonas con mayores espesores de arena neta se encuentran en al SO y 





Los pozos Mariann 4A-8, 9 y 7 evidencian valores altos de espesor entre 5ft y 6ft 
aproximadamente, y los valores bajos en los pozos Mariann 4A-1, 6, 2, 11 y Mariann Norte 1, entre 
1ft y 2ft aproximados. 
Como se observa en el mapa que en toda esta zona los espesores son muy bajos por lo que esta 
zona presenta una pobre distribución y desarrollo de la arena. (Ver Anexo J Mapa #10) 
4.5.3. MAPAS DE ISOPOROSIDADES  
 
Los mapas de isoporosidades son elaborados con el propósito de conocer en toda la zona de 
estudio, el comportamiento de las porosidades y como estos están relacionados a los anteriores 
mapas realizados, la porosidad como factor de evaluación tiene un gran interés.  
 
Para un mejor y fácil entendimiento de los mapas se trabajaran con un espectro de colores que van 
desde las tonalidades lilas para valores mayores  hasta tonalidades rojizas y amarillas para los 
menores valores de porosidad. 
 MAPA DE ISOPOROSIDAD ZONA DE TRANSICION   
 
El mapa # 11 representa de forma gráfica la porosidad efectiva promedio de cada uno de los pozos 
y como esta se encuentra distribuida y desarrollada a través de toda la zona de estudio para la 
arenisca “T” Superior en la Zona de Transición.  
El mapa representa la distribución de la porosidad promedio de cada uno de los pozos en los 
campos, se observa como la distribución y tendencia de la porosidad en toda la zona está 
directamente relacionada a los mapas neto arenosos, esto se explica a la relación que existe entre el 
desarrollo de una arenisca limpia y su mayor porosidad que puede observarse en la parte centro sur 
del mapa  
 
Mariann 4A-11, 7, 9, 3 y Mariann 23 y 27, tienen valores mayores de porosidad entre 0,28 y 0,25 
aproximadamente, los pozos Mariann 4A-6 y 5 representan los valores más bajos entre 0,16 y 0,20 
aproximadamente, se obtiene como conclusión que las zonas donde el mapa # 6  muestra valores 
altos de espesor neto de arena, presentan de igual manera un buen desarrollo de porosidad, de 
manera general se concluye que toda la zona contiene un buen desarrollo de porosidad, variando 







 MAPA DE ISOPOROSIDAD ZONA 1   
 
El mapa #  12 representa la distribución de la porosidad promedio de cada uno de los pozos de los 
campos que corresponde a la Zona 1 de la arenisca “T” Superior. 
Se observa como la distribución y tendencia de la porosidad en toda la zona está directamente 
relacionada a los mapas de neto arenoso. Existe una relación entre el desarrollo de una arenisca 
limpia y su mayor porosidad, de esta forma las zonas con mejor porosidad son donde se encuentra 
un mejor desarrollo de la arena, en este caso en la parte norte y centro del mapa.   
 
Los valores más altos de porosidad varían entre 0,21 y 0,24, representados en los pozos Mariann 
21, Mariann 4A-11, 7, 9, y 3 y los valores bajos varían entre 0,12 a 0,18, representado en el pozo 
Mariann 4A-6, se observa que toda la zona tiene un buen desarrollo de porosidad de la arena, con 
valores aproximados de 0,24 a 0,12.  Como se evidencia en el Mapa # 7 de neto de arena en 
relación con el mapa de porosidad, se determina que las zonas con valores altos de espesor de arena 
constan de valores altos de porosidad estableciendo así como una posible zona con buen potencial 
hidrocarburífero. (Ver Anexo J Mapa #12)   
 MAPA DE ISOPOROSIDAD ZONA 2 
 
El mapa # 13 representa la distribución de la porosidad promedio correspondiente a la Zona 2 de la 
arenisca “T” Superior, al igual que los mapas anteriormente descritos mantiene la relación entre la 
distribución y tendencia de la porosidad en toda la zona y los mapas de neto arenoso. 
 
Además se observa que tiene la misma tendencia de depositación NE – SO, como los mapas 
anteriores.  
Se establece los valores altos (0,23 a 0,19) de porosidad en la parte centro sur y norte del mapa 
mientras que los valores bajos (0,12 a 0,14) se encuentran en la parte centro.  
 
Como se demuestra en el Mapa # 8 de neto de arena relacionándolo con el mapa de porosidad, se 
determina que las zonas con valores altos de espesor de arena constan de valores altos de porosidad 
estableciendo así como una posible zona con buen potencial hidrocarburífero, pero además muestra 
que en la parte central del mapa existen valores con porosidades bajas y espesores bajos 






 MAPA DE ISOPOROSIDAD ZONA 3 
 
El mapa # 14 representa la distribución de la porosidad promedio de cada uno de los pozos de los 
campos que corresponde a la Zona 3 de la arenisca “T” Superior. 
Presenta de igual forma una relación entre la distribución y tendencia de la porosidad y los mapas 
de neto arenoso. Además se observa que tiene la misma tendencia de estructuras alagadas de 
depositación NE – SO, como los mapas anteriores.  
 
Se establece los valores altos (0,28 a 0,24) de porosidad en la parte sur del mapa mientras que los 
valores bajos (0,14 a 0,18) se encuentran en la parte centro y norte.  
 
Como se demuestra en el Mapa # 9 de neto de arena en relación con el mapa de porosidad, se 
determina que a pesar del buen desarrollo de arena neta que se presenta en la zona, los valores 
bajos de porosidad influenciada directamente por la presencia de arcillosidad y glauconita, reduce 
en diferente medida a cada pozo en su potencial hidrocarburífero. (Ver Anexo J Mapa #14) 
 MAPA DE ISOPOROSIDAD ZONA 4 
 
El mapa # 15 representa la distribución de la porosidad promedio correspondiente a la Zona 4 de la 
arenisca “T” Superior. 
Presenta de igual forma una relación entre la distribución y tendencia de la porosidad y los mapas 
de neto arenoso, además que tiene la misma tendencia de estructuras alargadas de depositación NE 
– SO, como los mapas anteriores.  
Se determina  los valores altos (0,19 a 0,17) de porosidad en la parte norte centro y sur del mapa 
mientras que los valores bajos (0,14 a 0,15) se encuentran en la parte centro norte y centro sur del 
mapa.  
 
Como se observa en el Mapa # 10 de neto de arena en relación con el mapa de porosidad, se 
determina que las zonas con buena porosidad constituyen zonas de valores altos de arena  neta, lo 








4.6. MODELO GEOLOGICO 
 
La definición del modelo geológico constituye una de las más importantes fases del estudio de un 
yacimiento debido al volumen de trabajo que involucra y por el impacto que tiene, es el resultado 
de la integración de varias etapas como se expresa a continuación:  
 
 Modelo Estructural  
 Modelo Estratigráfico  
 Modelo Litológico  




Figura 47.- Esquema de elaboración de un Modelo Geológico 
(Elaborado: Jenny Guanochanga) 
4.6.1. Modelo Estructural 
 
Ayuda a identifica el marco geométrico básico de la trampa de hidrocarburos  además de permitir 





La construcción del modelo estructural del yacimiento consiste en, definir el mapa estructural del 
tope de cada una de las zonas, para así determinar la presencia de alguna estructura posible para un 
entrampamiento de petróleo.  
Los presentes mapas son el resultado de estudios de sísmica 3D realizados por parte de la empresa 
para los dos campos Mariann Norte y Mariann 4A,  los cuales han sido proporcionados por la 
misma para su análisis, el uso del presente mapa es como base importante para el mejor 
entendimiento de la disposición y comportamiento de la roca reservorio. 
El Campo Mariann conforma un alto estructural que desciende suavemente hacia el  N y NW, está 
compuesto por dos estructuras petrolíferas, la estructura Norte con el nombre de Mariann 4A y la 
estructura Sur con el nombre de Mariann Viejo, hacia el Noreste de esta última se deriva una 
pequeña estructura petrolífera.  
A la Estructura Mariann 4A se la puede definir como un anticlinal asimétrico  alargado de forma 
irregular en dirección NW-SE, de aproximadamente unos 3 Km. de longitud y 1 Km. de ancho, 
fallado (falla inversa) en el flanco oeste.  
Se realizó la interpretación de cuatro mapas a profundidad, uno por cada tope: al tope con la zona 
de transición, al tope con el ciclo 1, al tope con el ciclo 2, al tope con el ciclo 3 y al tope con el 
límite de la arenisca “T” Superior. 
Se tiene cinco mapas estructurales que se encuentran a escala 1:25000, cada uno de ellos muestran 
las estructuras y elevaciones en las que se encuentran los ciclos de nuestra área de interés, en los 
cinco mapas se pueden apreciar que no existe una estructura a detalle debido a que el área de 
estudio es pequeña, por lo que se podría asumir que los dos campos forman parte de un anticlinal 
de forma regional, por lo que para la interpretación de estos campos ha sido de mucha ayuda 
estudios anteriores de las áreas que rodean nuestra zona. 
Para un mayor y fácil entendimientos de los mapas se trabajó con un espectro de colores que varían 
entre las tonalidades azules como los valores más bajos, tonalidades verdes valores medios y 
tonalidades tomates con valores altos.  
4.6.1.1. Análisis Mapas Estructurales  
Como se observa en los mapas estructurales de las diferentes zonas de estudio de manera general, 
las zonas más bajas con valores que varían entre -7400 ft a -7325 ft, se encuentran ubicadas al NO 
de los mapas, zona que abarca el campo Mariann Norte, en la parte centro se ubican las 
profundidades medias variando entre -7325 ft y -7200 ft, zona del campo Mariann 4A, la parte SE 
de los mapas abarca los valores altos de elevación variando entre los -7200 ft a los -7100 ft, zona 





Como se aprecia en los mapas, las zonas más altas representadas con las tonalidades tomates, 
disminuyen paulatinamente desde Uppert “T” hasta la zona de transición, analizando los mapas 
estructurales de cada ciclo de estudio se determina que en las zonas, Upper”T”, ciclo 3 y ciclo 2,  se 
ubican las zonas más altas al SE del mapa abarcando, los pozos Mariann 21,23 y 27 y Mariann 4A 
11 y 12. La parte centro del mapa como se mencionó abarca los pozos restantes del campo Mariann 
4A, y las zonas más bajas abarcan al campo Mariann Norte.  
Si se observa en el ciclo 1, la zona SE del mapa, ubica profundidades altas abarcando solamente los 
campos Mariann 21, 23 y 27, a diferencia de las zonas anteriores, avanzando a la zona de transición 
se puede observar que esta solo contiene profundidades medias, abarcando los campos de Mariann 
viejo y Mariann 4A, y las zonas más bajas el campo Mariann Norte. Como se observa en la figura 




Figura. 48- Mapas Estructurales para los campos Mariann Norte y Mariann 4A. 





Mapa # 16.- Mapa 3D Estructural para la Arenisca “T” Superior de los campos Mariann Norte y Mariann 4A, de la Zona  Upper “T”. 





Mapa # 17.- Mapa 3D Estructural para la Arenisca “T” Superior de los campos Mariann Norte y Mariann 4A, del Ciclo 3 





Mapa # 18.- Mapa 3D Estructural para la Arenisca “T” Superior de los campos Mariann Norte y Mariann 4A, del Ciclo 2 





Mapa # 19.- Mapa 3D Estructural para la Arenisca “T” Superior de los campos Mariann Norte y Mariann 4A, del Ciclo 1 






Mapa # 20.- Mapa 3D Estructural para la Arenisca “T” Superior de los campos Mariann Norte y Mariann 4A, de la Zona de Transición 





4.6.2. Modelo Estratigráfico y Sedimentológico  
  
Permite definir las superficies que delimitan las principales unidades que conforman el yacimiento, 
se realizó en los pozos de estudio, una evaluación de la continuidad de las superficies 
estratigráficas y geometría de los cuerpos por medio de correlaciones, utilizando como criterio la 
forma de las curvas de SP, GR, Resistividad y Densidad, además se utilizó la descripción 
petrográfica (a nivel de núcleos de pozos), de cada una de las facies para determinar 
paleoambientes de depositación de las formaciones presentes en el yacimiento. Es decir, con esto se 
pudo definir la estructura interna del yacimiento, descrita a continuación:  
Se obtuvo dentro de los límites de la arenisca ciertos marcadores como se mencionó anteriormente, 







Los datos obtenidos en las correlaciones realizadas (Ver Anexo B), se los relaciono con datos 
reales como los del núcleo Mariann Norte 1,  Mariann 9 y San José 1. Para el análisis Estratigráfico 
y Sedimentológico se siguió el mismo patrón  de interpretación  de  Mariann 9 y San José 1 
realizado por Moslow, 2002.  
 
Comparando los análisis sedimentológicos y estratigráficos de estos pozos con las correlaciones  
realizadas se puede determinar que los depósitos transgresivos posiblemente pueden corresponden 
a facies de canales y barras mareales. De acuerdo a estudios realizados por Petroecuador se 
determina que la Arenisca “T” Superior es de edad cretácica de -112 MM años (Albiano), donde se 
inicia un proceso transgresivo, al igual que la curva eustática, que demuestra que en la edad 









Por toda la información analizada se puede decir que la zona de estudio pertenece a un ambiente 
tipo estuario, localizado en la zona de Shorefaces como lo menciono Moslow, en el 2002.  
La zona de Shoreface es la parte más distal y profunda de la playa pasando gradualmente a la 
plataforma interna offshore, el límite entre ambas es el nivel de oleaje de buen tiempo. A 
continuación se realiza una descripción breve de la zona Shoreface de la Arenisca “T” Superior, 
según lo descrito por el estudio estratigráfico y sedimentológico de Moslow en el 2002.  
ZONA DE TRANSICIÓN: A medida que ingresaba el mar, se iban depositando los sedimentos 
marinos, pero en ciertos sectores por el paleorelieve alto el agua erosionaba las zonas altas y se 
depositaban sedimentos marinos y fluviales al mismo tiempo dando origen a la zona de transición.  
LOWER SHOREFACE: Esta zona se ubica por encima de la cara de playa inferior, se muestra 
que es la zona donde las olas comienzan a sentirse. Esta es un área de baja energía (en comparación 
con el resto del sistema hacia el mar) por lo que se compone de arena de grano fino intercalada con 
capas de lodo.  Existe una intensa bioturbación en este sector. 
 
Figura. 49- Relación de la edad de la Arenisca “T” Superior con la Curva Eustática, 
corroborando un proceso Transgresivo.  





MIDDLE SHOREFACE: Se encuentra situado entre la cara de playa inferior y la zona de mareas.  
Esta área está sujeta a una mayor energía de las olas y como resultado se tiene depósitos de arenas 
de grano medio a fino. Estas arenas debido a la interacción fuerte de las olas están bien ordenadas. 
Se caracteriza por tener estratificación cruzada multi-direccional. Esto es debido al cambio de 
dirección de las olas que cambia la dirección de la corriente litoral.  
 
UPPER SHOREFACE: Se ubica en la parte superior de la zona. Esta es un área de intensa 
energía de las olas y la reelaboración constante de los sedimentos. Como resultado, la zona de 
mareas se caracteriza por el contenido de arenas de grano grueso bien ordenadas. Se caracteriza por 
tener estratificación cruzada que es perpendicular a la costa 





Las facies se correlacionan con las propiedades petrofísicas y se basa en la distribución de litotipos. 
El método usado para generar el modelo de facies en Petrel fue el método determinístico que utiliza 
toda la información disponible. Para un mayor y fácil entendimientos de los mapas se trabajó con 
                  Figura. 50- Perfil de cara de playa típica, con ejemplos de estructuras fosilizados de onda de 
la ondulación tanto en las secuencias de Upper y Lower shoreface. 





un espectro de colores de tonalidades naranjas para arenas sucias o con glauconita, tonalidades 
amarillas para zonas de arenas limpias y tonalidades grises para lutitas.  
De acuerdo a lo obtenido anteriormente se determinaron los mapas de facies para cada uno de los 
ciclos, descritos a continuación:  
 
4.6.2.1. Mapa de Facies (Zona de Transición) 
En este ciclo se observan en mayor cantidad, distribuidas en todo el mapa arena más limpia 
posiblemente formando points bars de forma alargada paralelos a la costa que siguen una misma 
tendencia N-S pudiendo interpretarse que la dirección de aporte es E-W. (Ver mapa # 25) 
4.6.2.2. Mapa de Facies ciclo 1 (Lower Shoreface) 
Se puede apreciar que los cuerpos de arena limpia se encuentran en la misma proporción que la 
arena con glauconita,  sin perder la tendencia, de forma alargada paralelos a la línea de costa y en 
menor cantidad tenemos la facie de lutitas. (Ver mapa # 24) 
4.6.2.3. Mapa de Facies ciclo 2 (Middle Shoreface) 
Se observa claramente que existe un dominio de sedimentos arenosos lutíticos o con glauconita, a 
lo largo de todo el mapa de forma alargada y las facies de arena limpia y  lutitas se encuentran en 
menor porcentaje pero cabe recalcar que todos los sedimentos mantienen su tendencia en sentido 
N-S. (Ver mapa # 23) 
4.6.2.4. Mapa de Facies ciclo 3 (Upper Shoreface) 
Dentro de este mapa observamos que las arenas lutíticas  o glauconíticas aumentan su dominio 
incluso mucho más que los mapas anteriores disminuyendo en gran parte los cuerpos de arenas 
limpias.  
En la zona Norte del mapa la distribución de los sedimentos arenosos lutíticos abarcan un gran 
espacio a diferencia del Sur del mapa que encontramos aún cuerpos de arena limpia alargados que 
varían un poco ya que se encuentran en sentido NE-SW. (Ver mapa # 22) 
Como se aprecia en los mapas existen sectores puntuales que se encuentran con arenas limpias, por 
lo que se puede decir que su depositación se dio formando lentes arenosos, en las diferentes zonas, 








De acuerdo a la curva de Gamma Ray y confirmando con los mapas de facies se puede decir que 
los depósitos son característicos de una zona de shoreface, en la cual se tienen cuerpos que forman: 
Facies de Barras de arena ("sand bars"): Son acumulaciones de arena en forma de cresta y que 
presentan un surco asociado que se sitúa hacia tierra. Están localizadas en la zona infralitoral, lower 
shoreface y, por tanto, sumergidas de forma permanente. En función de su disposición con respecto 
a la línea de costa se tienen barras longitudinales, es decir paralelas a la línea de costa. Tienen 
porosidades altas y constituyen una parte fundamental del sistema morfodinámico litoral y 
considerarse un reservorio. 
 
Facies de Canal: Son cuerpos arenosos, que se caracterizan por tener porosidad efectiva alta y bajo 
contenido de arcilla. Por respuesta del registro se las identificado como arenas limpias, muestran 
una buena a excelente calidad de reservorio, por su espesor y su buena extensión longitudinal y 
locamente buena extensión areal por lo que son reservorios potenciales para fluidos. 
 
Plataforma lodosa arcillosa: El facie arcilloso tiene una porosidad baja y un alto contenido de 
arcilla. 
Figura. 51- Modelo de facies. Depositación de lentes arenosos en la Arenisca “T” Superior. 





Mapa # 21.- Mapa 3D de Facies para la Arenisca “T” Superior de los campos Mariann Norte y Mariann 4A, de la Zona Upper T 





Mapa # 22.- Mapa 3D de Facies para la Arenisca “T” Superior de los campos Mariann Norte y Mariann 4A, del Ciclo 3 





Mapa # 23.- Mapa 3D de Facies para la Arenisca “T” Superior de los campos Mariann Norte y Mariann 4A, del Ciclo 2 





Mapa # 24.- Mapa 3D de Facies para la Arenisca “T” Superior de los campos Mariann Norte y Mariann 4A, del Ciclo 1 





Mapa # 25.- Mapa 3D de Facies para la Arenisca “T” Superior de los campos Mariann Norte y Mariann 4A, de la Zona de Transición 





4.6.3. Modelo Petrofísico 
 
Como ya se mencionó para efectuar los modelamientos se realizaron correcciones a ciertas curvas, 
explicadas en los ítems anteriores, por lo que con los datos obtenidos se obtuvieron los siguientes 
mapas de Permeabilidad, Saturación de Agua y Saturación de Petróleo para cada ciclo, los mismos 
que a continuación serán descritos: 
4.6.3.1. Mapas de Permeabilidad 
 
Para un mayor y fácil entendimientos de los mapas se trabajó con un espectro de colores de 
tonalidades rosadas a azules para los valores bajos entre 1 - 10, tonalidades celestes a verdosas para 
valores medios entre 10 – 1000 y tonalidades amarillentas a rojas para valores altos  1000 – 10000.   
4.6.3.1.1. Mapa de Permeabilidad Zona de Transición 
 
Esta zona de manera general en todo el mapa presenta una muy buena permeabilidad entre valores 
aproximados de 500 a 5000, y se observa que los valores más altos se ubican en la parte NE del 
mapa, siendo un buen indicio de encontrarce petróleo pero es necesario ratificar esa información 
con los mapas siguientes. (Ver mapa # 30) 
4.6.3.1.2. Mapa de Permeabilidad ciclo 1 (Lower Shoreface) 
 
Este ciclo contiene los valores mayores de permeabilidad al SW, Centro y NE del mapa, aunque 
como se observa se mantienen los valores medios de permeabilidad al Norte, en general se puede 
decir que es una zona con un buen índice de permeabilidad, para encontrar hidrocarburo.      (Ver 
mapa # 29) 
4.6.3.1.3. Mapa de Permeabilidad ciclo 2  (Middle Shoreface) 
 
Se tienen valores medios de permeabilidad de manera homogénea en casi todo el mapa, la parte 
central contiene pequeñas franjas las cuales no son muy permeables, como se evidencia la zona del 
campo Mariann 4A, en algunos pozos se tiene valores bajos de permeabilidad y en otros consta de 





4.6.3.1.4. Mapa de Permeabilidad ciclo 3 (Upper Shoreface) 
 
En esta zona se observa como los valores de permeabilidad empiezan a bajar notablemente, ya no 
se evidencia valores altos, el mapa en su mayoría está contenido con pequeñas franjas de valores 
medios de permeabilidad al centro y SW del mapa. (Ver mapa # 27) 
4.6.3.1.5. Mapa de Permeabilidad Upper “T”  
 
En este mapa se aprecia claramente que en promedio tenemos valores bajos de permeabilidad 
abarcando la mayoría del mapa, pero la mayoría de valores bajos se ubican en la parte central del 






Mapa # 26.- Mapa 3D de Permeabilidad para la Arenisca “T” Superior de los campos Mariann Norte y Mariann 4A, de la Zona Upper “T” 






Mapa # 27.- Mapa 3D de Permeabilidad para la Arenisca “T” Superior de los campos Mariann Norte y Mariann 4A,  en el Ciclo 1 






Mapa # 28.- Mapa 3D de Permeabilidad para la Arenisca “T” Superior de los campos Mariann Norte y Mariann 4A,  en el Ciclo 2 






Mapa # 29.- Mapa 3D de Permeabilidad para la Arenisca “T” Superior de los campos Mariann Norte y Mariann 4A,  en el Ciclo 1 





Mapa # 30.- Mapa 3D de Permeabilidad para la Arenisca “T” Superior de los campos Mariann Norte y Mariann 4A,  en la Zona de Transición  





4.6.3.2. Mapas de Saturación de Agua 
Para un mayor y fácil entendimientos de los mapas se trabajó con un espectro de colores de 
tonalidades rojizas a amarillentas para los valores bajos entre 0 – 0,4, tonalidades verdosas a 
celestes para valores medios entre 0,4 – 0,7 y tonalidades celestes a azules para valores altos       
0,7 – 1. 
4.6.3.2.1. Mapa de Saturación de Agua Zona de Transición  
Se tiene una mayor saturación de agua en la parte SW del mapa llegando a valores entre 0.9 y 1.0 y 
en la parte Norte se tiene en menores cantidades, en especial donde se encuentran ubicados los dos 
campos de estudio, corroborando con el mapa porosidad es un buen indicio de existencia de 
petróleo en esta zona. (Ver mapa # 35) 
4.6.3.2.2. Mapa de Saturación de Agua ciclo 1 (Lower Shoreface) 
Se puede apreciar que en todo el mapa se tiene un mayor contenido de agua, pero la parte Sur y 
central existe menos saturación de agua con valores entre 0.1 y 0.4 esto nos ratifica junto con los 
mapas de porosidad la probabilidad de encontrar petróleo en este ciclo. (Ver mapa # 34) 
4.6.3.2.3. Mapa de Saturación de Agua ciclo 2 (Middle Shoreface). 
Existen valores menores de saturación de agua en la parte SW entre 0.1 y 0.4 y al centro se 
encuentran mayores cantidades de agua pero esto no quiere decir que esta zona se encuentre 
saturada de petróleo debido a que al comparar con los mapas de porosidad y permeabilidad de esta 
zona, no tiene la posibilidad de existencia de petróleo. (Ver mapa # 33) 
4.6.3.2.4. Mapa de Saturación de Agua ciclo 3 (Upper Shoreface) 
 
Se encuentra de manera homogénea dentro de todo el mapa sectores con mayor saturación de agua 
en especial la parte norte con valores mayores de 0.8 y a la parte céntrica y SE, se tiene una menor 
saturación de agua con valores entre 0.2 y 0.5. (Ver mapa # 32) 
4.6.3.2.5. Mapa de Saturación de Agua Upper T 
 
Este mapa muestra claramente que en su mayoría se encuentra abarcado por zonas netamente de 
agua, especialmente al Norte y Centro de los mismos, y se observa que en la parte sur se 






Mapa # 31.- Mapa 3D de Saturación de Agua para la Arenisca “T” Superior de los campos Mariann Norte y Mariann 4A,  en la Zona Upper “T”  






Mapa # 32.- Mapa 3D de Saturación de Agua para la Arenisca “T” Superior de los campos Mariann Norte y Mariann 4A,  del Ciclo 3 






Mapa # 33.- Mapa 3D de Saturación de Agua para la Arenisca “T” Superior de los campos Mariann Norte y Mariann 4A,  del Ciclo 2  






Mapa # 34.- Mapa 3D de Saturación de Agua para la Arenisca “T” Superior de los campos Mariann Norte y Mariann 4A,  del Ciclo 1 





Mapa # 35.- Mapa 3D de Saturación de Agua para la Arenisca “T” Superior de los campos Mariann Norte y Mariann 4A,  de la Zona de Transición  





4.6.3.3. Mapas de Saturación de Petróleo  
Estos mapas se los realiza con la ayuda de todos los mapas anteriores de facies, porosidad, 
permeabilidad, y saturación de agua, cada uno de ellos aporta con información ineludible que sirve 
para dar una interpretación general y llegar al objetivo.  
Para un mayor y fácil entendimientos de los mapas se trabajó con un espectro de colores de 
tonalidades rosadas a azules para los valores bajos entre 0 – 0,3, tonalidades celestes a verdosas 
para valores medios entre 0,3 – 0,6 y tonalidades verdosas amarillentas a rojas para valores altos  
0,6 – 1. 
4.6.3.3.1. Mapa de Saturación de Petróleo Zona Transición 
Según las interpretaciones de todos los mapas anteriores de porosidad, permeabilidad y saturación 
de agua se corrobora que esta zona es una de las más productivas en donde existe la mayor cantidad 
de petróleo especialmente en la parte central a sur del mapa, y ciertas franjas en la parte norte. (Ver 
mapa # 40). 
4.6.3.3.2. Mapa de Saturación de Petróleo Ciclo 1 
En este ciclo se tiene un mayor indicio de petróleo en la parte NW y SE del mapa, y en ciertos 
sectores como franjas puntuales, según se observa en el mapa, de igual manera se ratificó con los 
mapas anteriormente descritos. (Ver mapa # 39). 
4.6.3.3.3. Mapa de Saturación de Petróleo Ciclo 2 
Esta zona contiene mayor cantidad de petróleo al NW y SE del mapa, según las descripciones 
anteriores, los mapas de permeabilidad con valores medios, porosidad baja y saturación de agua, se 
ratifica que en la parte SW no existe a presencia de hidrocarburo.  (Ver mapa # 38). 
4.6.3.3.4. Mapa de Saturación de Petróleo Ciclo 3 
En este ciclo se observa claramente que las zonas con alto contenido de petróleo disminuyen en 
todo el mapa, como se evidencia se encuentran lugares puntuales de valores medios de saturación 
de petróleo, en la parte Centro y SE del mapa disminuyendo hacia todo el Norte del mismo. (Ver 
mapa # 37). 
4.6.3.3.5. Mapa de Saturación de Petróleo Upper T 
En este ciclo disminuye notablemente las cantidades de petróleo in situ aunque se muestran ciertas 






Mapa # 36.- Mapa 3D de Saturación de Petróleo para la Arenisca “T” Superior de los campos Mariann Norte y Mariann 4A,  de la Zona Upper “T”  






Mapa # 37.- Mapa 3D de Saturación de Petróleo para la Arenisca “T” Superior de los campos Mariann Norte y Mariann 4A,  del Ciclo 3  






Mapa # 38.- Mapa 3D de Saturación de Petróleo para la Arenisca “T” Superior de los campos Mariann Norte y Mariann 4A,  del Ciclo 2 






Mapa # 39.- Mapa 3D de Saturación de Petróleo para la Arenisca “T” Superior de los campos Mariann Norte y Mariann 4A,  del Ciclo 1 





Mapa # 40.- Mapa 3D de Saturación de Petróleo para la Arenisca “T” Superior de los campos Mariann Norte y Mariann 4A,  de la Zona de Transición  





4.7. CÁLCULO DE RESERVAS 
 
Como se mencionó anteriormente, en la parte del marco teórico, el cálculo de reservas se determinó 
por medio del método volumétrico, para la realización de este cálculo se utilizó el programa petrel.  
El  reservorio “T” Superior tiene un control estratigráfico, pero en los dos campos de estudio al 
realizar el análisis de los registros, no se ha encontrado  un contacto Agua/Petróleo, por lo que se 
tomó en cuenta el proceso para cada una de las zonas, desde el contacto con la zona de transición. 
Abarcando así todo el reservorio “T” superior.   
En este software se realizó un acoplamiento de todos los parámetros obtenidos, petrofísicos, 
porosidad, saturación de agua, y los espesores, para lo cual se procedió con los siguientes pasos:   
1. Se crea un contacto agua/petróleo delimitando los límites desde la zona de transición hasta 
el tope de “T” Superior. 
2. Se calcula el Volumen de petróleo utilizando la propiedad de porosidad. 
3. A continuación se calcula el Volumen de petróleo atando la Saturación de Agua. 
4. Por último se realiza el cálculo del Volumen de petróleo atando las facies de todo el 
reservorio. 
 
4.7.1. CÁLCULO DEL POES 
 
Finalmente se tienen los resultados que automáticamente se generan en el programa modelador 
Petrel. 
     




Resultados: En la siguiente tabla se expresa los resultados obtenidos del software petrel, del cálculo 










Tabla 29.- Resultados del Cálculo de Reservas – Arenisca “T” Superior de los campos 





  DATE SUNDAY, JUNE 01 2014 
  PROJECT EXPLORATION_MARIANN_UPPERT 
 MODEL 
 
JENNY UPPER T 
 
  Grid UPPER T 
   Input XY unit m 
   Input Z unit ft 
   Porosity: PHIE 
   Net gross: 0.8 
   Properties in oil interval: 
   Sat. water: SwA 
   Sat. oil: 1-Sw-Sg 
   
Bo (formation 
vol. factor): 1.1 [RB/STB] 
   
Recovery factor 
oil: 0.2 










UPPERT 1130´000.000 21´000.000 4´000.000 1´000.000 
CICLO3 1968´000.000 41´000.000 8´000.000 2´000.000 
CICLO2 2604´000.000 46´000.000 15´000.000 3´000.000 
CICLO1 2359´000.000 23´000.000 6´000.000 1´000.000 
TRANSZONE 4076´000.000 85´000.000 36´000.000 7´000.000 
TOTAL 12137´000.000 216´000.000 69´000.000 13´000.000 
Autor: Jenny Guanochanga 






5. CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES  
5.1. CONCLUSIONES  
 
1. Mediante las correlaciones estratigráficas realizadas con los registros de pozos, se logra 
establecer que los campos Mariann Norte y Mariann 4A, presentan una secuencia 
granodecreciente y un menor desarrollo de la arena, formados como lentes, intercalados 
con capas lutitícas y arcillosas a lo largo de las diferentes zonas 
 
2. Según el análisis de los registros eléctricos de los pozos de los campos Mariann Norte y 
Mariann 4A,  y  el estudio de los núcleos Mariann 9 y San José 1, realizado por Moslow 
en el 2002, se llegó a la conclusión de que la Arenisca “T” superior pertenece a un sistema 
transgresivo, según estudios paleontológicos realizados por Petroecuador que consideran a 
esta arenisca de edad Albiano, y al analizar con la curva eustática, que demuestra que en la 
edad de Albaino se produjo un aumento de nivel del mar, lo cual permite corroborar que 
esta Arenisca se formó en un proceso transgresivo.   
 
3. De acuerdo al estudio realizado se determina que la Arenisca “T” Superior pertenece a un 
ambiente de tipo estuario con influencia marina, localizado en la zona de Shoreface como 
lo menciono Moslow en el análisis de los núcleos, donde reconoce que la  zona Shoreface 
se divide, dependiendo de las características sedimentológicas, en tres zonas llamadas 
Upper Shoreface, Middel Shoreface y Lower Shoreface, y una zona de transición. 
 
4. Mediante el estudio de los núcleos de perforación de los pozos Mariann 9 y Mariann 
Norte, se determina que existe gran presencia de glauconita en la zona de estudio, por lo 
que se concluyó que esta, si afecta de gran manera  a las curvas de densidad, neutrón y 
resistividad, ya que como se observa en registros eléctricos de varios campos los valores 






5. Debido a la afectación de la glauconita para estas tres curvas se realizó una corrección 
para cada una, donde para la curva de densidad simplemente se utilizó una densidad de 
matriz de 2.75 g/cm3, para la curva de neutrón de acuerdo al proceso explicito 
anteriormente se obtuvo una corrección mediante la fórmula 
, y para la curva de resistividad  se determinó 
utilizando los valores de porosidad y de densidad corregidos, es decir sin presencia de 
arcilla ni glauconita 
 
6. Se concluye que al realizar las debidas correcciones de las curvas afectadas por la 
glauconita, los resultados son más cercanos a la realidad,  esto se corroboro ya que  fueron 
comparados con los valores reales del núcleo Mariann Norte 1, como se observa en las 
tablas 16 y 17 la variación entre los valores corregidos y los del núcleo son mucho más 
bajos en comparación con los valores sin corregir, por lo que se deduce que la 
correcciones funcionan de manera adecuada.  
 
7. Mediante el Software PRIZM (GeoGraphix) y determinadas las curvas corregidas se 
realizó la petrofísica de la zona donde, como se aprecia en las figuras 42, 43 y 44 al 
correlacionar la petrofísica realizada para los núcleos y los mud log, se aprecia que donde 
muestra el mud log zonas de petróleo también se observa la misma zona con petróleo en la 
petrofísica.  
 
8. De acuerdo al análisis de los mapas isópacos realizados, se concluye que la zona de 
transición y el ciclo 1, son  los sectores con una mayor cantidad de arena y de buenos 
espesores, potenciales para la presencia de hidrocarburos, además indican que el aporte de 
sedimentos se realizó en dirección E – W, ya que como se observa en los mapas estos 
evidencian una  dirección preferencial de las curvas     E – W.  
 
9. De acuerdo a los mapas de isoporosidades se concluye que las zonas con una mejor 
porosidad para la existencia de petróleo, son la zona de transición y el ciclo 1, cabe 
recalcar que las otra zonas también tienen potencial, no muy alto, para ser un buen 
reservorio.  
 
10. De acuerdo a los mapas realizados en el modelo geológico, en el software petrel, se 
concluye que estas zonas, al igual que las anteriores, para considerarse uno de los mejores 
reservorios son las zona de transición y el ciclo 1, ya que como se observa en los mapas 





agua,  ratificando con los mapas de saturación de petróleo que señalan una zona con buena 
presencia de hidrocarburo.  
 
11. Se concluye mediante los mapas estructurales que la zona de estudio se encuentra 
abarcando una estructura regional, con un control estratigráfico, como se observa en los 
mapas, el campo Mariann Norte se encuentra ubicado en las partes más bajas, mientras 
que el campo Mariann 4A y Mariann viejo, se ubica en las zonas poco más altas.  
 
12.  El mapa de facies demuestra claramente que las zonas más potenciales son las de 
transición y el ciclo 1, debido a que en estos sectores se ubica una gran cantidad de arenas 
limpias.  
 
13. Los resultados del cálculo de volumen de Petróleo Original en Sitio y las reservas 










UPPERT 1130´000.000 21´000.000 4´000.000 1´000.000 
CICLO3 1968´000.000 41´000.000 8´000.000 2´000.000 
CICLO2 2604´000.000 46´000.000 15´000.000 3´000.000 
CICLO1 2359´000.000 23´000.000 6´000.000 1´000.000 
TRANSZONE 4076´000.000 85´000.000 36´000.000 7´000.000 




1. Aplicar el presente estudio y resultados en otros campos, para de esta manera observar si 
los resultados pueden servir como modelos bases al momento de la prospección y 
evaluación de posibles reservorios. 
2. Realizar un estudio más detallado de los campos aledaños a la zona de estudio para poder 
confirmar si los resultados para los campos siguen manteniendo el mismo comportamiento. 
3. Aplicar el modelo realizado para otros campos de características similares, para poder 
ratificar el funcionamiento del mismo en zonas con rasgos parecidos.  
4. Tomar más muestras de núcleos de perforación para poder correlacionar los datos de 
campo con datos reales.   
5. Considerar las zonas de transición y el ciclo 1 como zonas de importancia hidrocarburífera, 
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ANEXO A: GLOSARIO  
 
Anisotropía: Es la propiedad general de la materia según la cual determinadas propiedades físicas, 
tales como: elasticidad, temperatura, conductividad, velocidad de propagación de la luz, etc. varían 
según la dirección en que son examinadas. Algo anisótropo podrá presentar diferentes 
características según la dirección. 
 
API.- American Petroleum Institute, formada en 1917 para organizar la industria a fin de ordenar la 
demanda de petróleo durante la primera guerra mundial. Es una organización sin fines de lucro, que 
sirve para coordinar y promover el interés de la industria petrolera en su relación con gobiernos y 
otros.  
Bioturbación.- [del gr. bios, vida, y del lat. turbatio, desorden] Conjunto de perturbaciones en un 
sedimento, debido al desplazamiento de organismos vivos y a diversas conductas y etología, 
galerías de reposo, estructuras de escape, reptación, alimentación, etc. Una bioturbación es un 
indicio de oxigenación del medio de sedimentación, siendo los medios reductores poco propicios al 
desarrollo de la fauna. La actividad bioturbadora de los organismos tiene importantes 
consecuencias sobre las propiedades petrofísicas de un yacimiento ya que si es significativa, 
modifica considerablemente la permeabilidad y porosidad del sedimento. 
Facies: Conjunto de características litológicas y paleontológicas que permiten diferenciar a un 
estrato o conjunto de estratos de los adyacentes, y que aporta datos del medio donde se depositaron. 
 
Factor Volumétrico.- Se define como un factor que representa el volumen de petróleo saturado 
con gas, a la presión y temperatura del yacimiento, por unidad volumétrica de petróleo a 
condiciones normales. Se expresa generalmente en barriles en el yacimiento (BY) por barril a 





POES.- (Petróleo original en Sitio) es el volumen inicial u original del petróleo existente en las 
acumulaciones naturales. 
Progradación: La acumulación de secuencias a través de la depositación, en la que las capas son 
depositadas sucesivamente en dirección a la cuenca porque el aporte de sedimentos excede el 
espacio disponible. 
Transgresión: Avance del mar sobre un terreno que no había sido ocupado por él hasta ese 
momento. Se produce por hundimientos de la costa o la elevación del nivel del mar. Dicha 









ANEXO B: CORRELACIONES  
CORRELACIÓN 1 
MARIANN NORTE 1, MARIANN NORTE 2, MARIANN 4A-5, MARIANN 4A-14, MARIANN 4A-8, MARIANN 4A-4, MARIANN 4A-7, 






















































































































ANEXO C:  ANÁLIS ESPECTROSCOPICO NUCLÉO MARIANN NORTE 1, CONTENIDO DE HIERRO ENTRE UNA ARENA LIMPIA Y 










ANEXO D: ANÁLISIS PETROFÍSICO DE POZOS  
 






























































































































ANEXO F:  FACTOR DE RESISTIVIDAD “T” SUPERIOR NÚCLEO MARIANN NORTE 
1. 
 


















ANEXO H:  DATOS DE NÚCLEO CORRESPONDIENTES AL POZO MARIANN 9 – 






SAMPLE DEPTH KL POROSITY KL POROSITY POROSITY GRAIN POROSITY POROSITY
NUMBER FLUID SUM. OIL WATER DENSITY RhoM-2.65 RhoM-2.737
(Feet) md % md % % % % gr/cc gr/cc gr/cc p.u. p.u.
1 8094.9 0.001 2.2 0.001 2.1 12.0 2.0 21.8 2.73
2 8095.7 0.005 4.6 0.001 4.1 3.6 6.7 74.7 2.86
3 8096.5 0.001 2.9 0.001 2.6 2.8 0.0 58.1 2.76
4 8097.3 0.359 12.2 0.130 11.6 15.0 18.1 60.8 2.77 7.0 11.7 -5.2 -0.5
5 8098.3 17.282 16.1 14.761 15.6 17.0 17.9 55.0 2.76 14.3 18.6 -1.8 2.5
6 8099.6 83.989 18.3 78.964 17.9 20.4 13.6 70.0 2.77 16.0 20.2 -2.3 1.9
7 8100.6 112.048 20.1 104.802 19.6 21.0 12.0 63.1 2.72 12.0 16.4 -8.1 -3.7
8 8101.3 101.952 17.1 96.781 16.7 22.7 12.5 64.4 2.78 9.0 13.7 -8.1 -3.4
9 8102.6 63.064 19.0 58.001 18.5 20.9 16.8 71.6 2.72 14.0 18.4 -5.0 -0.6
10 8103.6 19.466 16.3 16.981 15.8 19.4 20.0 47.2 2.72 13.5 17.8 -2.8 1.5
11 8104.2 15.012 16.8 13.122 16.3 16.6 23.9 45.0 2.73 10.9 15.3 -5.9 -1.5
12 8105.7 47.543 17.5 43.715 17.1 21.0 16.9 45.1 2.78 14.6 18.9 -2.9 1.4
13 8106.3 106.274 18.2 98.836 17.7 20.2 11.4 51.2 2.73 14.9 19.2 -3.3 1.0
14 8107.8 6.811 13.2 6.028 12.8 16.5 23.6 58.9 2.79 13.2 17.6 0.0 4.4
15 8108.7 26.022 17.9 24.285 17.5 16.2 23.4 56.1 2.93 10.4 14.9 -7.5 -3.0
16 8109.5 - - - - 14.9 15.8 50.7 2.70 0.0 0.0
17 8110.6 74.780 17.5 69.155 17.1 19.2 14.5 50.8 2.73 14.9 19.1 -2.6 1.6
18 8111.1 0.227 12.1 0.041 11.2 9.2 0.9 80.3 2.71 13.7 18.0 1.6 5.9
19 8114.9 68.092 17.7 60.998 17.2 18.7 20.0 52.6 2.67 7.9 12.5 -9.8 -5.2
20 8115.4 189.712 19.2 178.377 18.9 20.2 19.3 52.2 2.68 6.4 11.1 -12.8 -8.1
21 8119.6 0.052 11.7 0.012 10.9 - - - 2.74 9.8 14.3 -1.9 2.6
22 8120.5 0.007 5.5 0.001 4.8 - - - 2.68 7.4 12.0 1.9 6.5
23 8121.6 0.015 8.9 0.005 8.1 - - - 2.81 4.6 9.4 -4.3 0.5
24 8122.6 0.008 8.9 0.002 8.2 - - - 2.86 1.0 5.7 -7.9 -3.2
25 8123.7 1.384 12.9 0.832 12.4 18.0 13.4 56.1 2.84 5.3 10.1 -7.6 -2.8
26 8124.7 185.284 18.1 173.937 17.7 23.8 33.7 38.6 2.67 14.8 19.0 -3.3 0.9
27 8125.2 135.615 16.8 128.470 16.5 13.2 17.8 46.4 2.72 17.1 21.3 0.3 4.5
28 8128.9 0.578 13.2 0.173 12.5 18.6 13.4 72.1 2.75 10.6 15.0 -2.6 1.8
29 8129.7 0.538 14.6 0.274 14.0 15.3 20.0 63.3 2.83 6.2 10.9 -8.4 -3.7
30 8130.7 0.545 13.6 0.380 13.0 14.1 17.7 63.7 2.80 5.4 10.1 -8.2 -3.5
31 8131.6 0.073 11.7 0.020 11.2 12.7 0.0 92.2 2.81 6.2 10.9 -5.5 -0.8
32 8132.5 0.025 10.8 0.013 10.6 7.1 3.1 76.5 2.89 5.4 10.2 -5.4 -0.6
33 8133.3 1.462 16.0 0.970 15.5 15.6 18.0 62.2 2.79 6.6 11.2 -9.4 -4.8
34 8134.4 9.413 17.6 7.954 17.1 14.2 16.4 36.0 2.76 14.3 18.6 -3.3 1.0
35 8135.4 5713.540 21.4 5581.295 21.1 15.5 14.5 34.8 2.65
36 8136.8 1544.368 19.3 1415.389 18.9 15.3 17.5 32.0 2.63
37 8137.7 3334.854 19.8 3217.929 19.4 20.7 17.0 42.4 2.64
38 8138.2 2185.648 20.4 2106.195 20.1 20.4 13.2 55.0 2.64 3.2584 1.9835
39 8139.3 118.869 18.1 109.752 17.6 22.5 20.5 51.1 2.64
40 8140.7 2.280 9.5 1.983 9.1 - - - 2.96
41 8141.6 - - - - - - - 2.60
42 8142.7 - - - - 14.8 20.9 34.8 2.54 -143.3 -8.6
43 8143.1 727.987 16.0 699.515 15.7 15.8 23.2 29.0 2.64
44 8144.4 322.004 18.1 305.704 17.8 17.3 22.7 42.6 2.64
45 8145.2 386.968 16.0 371.736 15.7 19.2 28.0 45.8 2.77
-4.6 -0.3






Poros log 2.737 
g/cc
MARIANN 9 - CORE DATA
FLUID SATURATION
NET OVERB 800 PSI NET OVERB 3200 PSI 
AVERAGE
Poros.Core-









ANEXO I: DATOS DE NÚCLEO CORRESPONDIENTES AL POZO SAN JOSÉ 1 – 




SAMPLE DEPTH KL POROSITY KL POROSITY POROSITY GRAIN 
NUMBER FLUID SUM. OIL WATER DENSITY 
(Feet) md % md % 0 psi (%) % % gr/cc
1 10381.6 0.001 0.5 0.001 0.4 1.9 2.8 71.0 2.71
2 10383.3 0.001 1.3 0.001 1.0 4.3 31.0 49.6 2.74
3 10384.5 0.003 5.3 0.001 4.8 4.8 1.1 86.4 2.70
4 10385.7 0.002 1.9 0.001 1.7 0.6 0.0 43.0 2.76
5 10386.8 1.140 14.3 0.507 13.6 16.9 17.1 56.9 2.75
6 10387.6 0.209 12.0 0.036 11.3 15.9 15.4 71.0 2.75
7 10388.8 1.180 17.3 0.597 16.7 19.7 6.1 73.1 2.80
8 10389.7 0.655 15.2 0.289 14.6 15.1 0.4 82.1 3.02
9 10390.6 0.512 14.8 0.214 14.1 17.7 16.2 66.2 2.98
10 10391.3 0.745 15.3 0.321 14.7 16.2 0.3 77.5 2.79
11 10392.6 0.315 15.0 0.123 14.3 16.7 0.3 79.0 2.71
12 10393.4 0.667 15.1 0.262 14.4 14.0 0.3 73.9 2.61
13 10394.8 0.040 8.7 0.004 7.9 11.6 22.4 71.7 2.82
14 10398.9 0.034 9.9 0.006 9.4 12.2 0.0 89.1 2.83
15 10399.5 0.501 10.9 0.014 10.5 12.3 0.0 83.9 2.82
16 10402.2 0.628 14.7 0.226 14.0 17.3 7.2 75.1 2.84
17 10403.4 0.311 14.9 0.138 14.2 15.9 0.0 78.9 2.83
18 10404.7 0.498 15.6 0.341 14.8 21.8 24.8 59.8 2.92
19 10405.5 0.823 14.5 0.537 13.9 11.1 0.0 71.6 2.69
20 10406.6 0.158 13.1 0.047 12.4 15.4 0.0 73.4 2.77
21 10407.4 0.044 10.9 0.012 10.3 13.1 0.0 90.5 2.83
22 10408.6 0.035 10.4 0.013 9.9 13.7 0.0 86.1 2.83
23 10409.6 0.029 10.0 0.012 9.6 5.0 0.0 52.0 2.73
24 10410.3 0.033 9.6 0.017 9.3 11.0 0.0 78.8 2.78
25 10411.6 16.100 16.8 13.700 16.2 19.2 13.6 64.4 2.76
26 10412.6 8.120 14.7 5.850 14.1 19.2 13.2 67.3 2.66
27 10413.4 3.990 15.0 2.200 14.3 19.2 13.7 57.1 2.77
28 10414.7 3.390 15.5 2.740 14.9 12.9 10.0 56.0 2.86
29 10415.5 1.760 15.1 1.140 14.4 18.7 15.1 58.8 2.98
30 10416.5 2.070 14.5 1.260 13.9 18.1 15.2 63.6 2.88
31 10417.4 1.570 14.4 0.743 13.6 17.3 17.1 57.8 2.82
32 10418.9 5.630 16.5 3.360 15.8 19.3 14.6 70.5 2.71
33 10419.3 7.620 18.2 5.930 17.6 16.0 7.3 65.7 2.64
34 10420.7 74.900 18.0 69.600 17.6 20.7 17.9 69.2 2.88
35 10421.2 94.200 17.6 85.900 17.1 18.4 14.4 62.7 2.77
36 10422.5 4.690 14.5 3.090 13.8 9.9 1.0 74.8 2.66
37 10423.5 1.140 9.8 0.506 9.4 8.3 1.2 44.5 2.66
38 10424.2 0.191 12.2 0.026 11.5 9.7 0.0 74.8 2.59
39 10425.5 0.098 9.9 0.013 9.1 10.5 0.0 89.1 3.17
40 10426.5 0.135 5.9 0.004 5.2 5.4 0.0 86.0 2.70
5.854 12.495 4.995 11.908 13.675 7.493 70.073 2.788
FLUID SATURATION
NET OVERB 800 PSI NET OVERB 3400 PSI 
AVERAGE
SAN JOSÉ 1 - CORE DATA
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